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Dentro de la caracterizacion de yacimientos se encuentra la construccion de curvas de
permeabilidad relativa las cuales dan una medida de la forma como un fluido se
desplaza en el medio poroso en presencia de al menos otro fluido y son empleadas
para la determinacion de factores claves al momento de desarrollar un plan de
explotacion. El objetivo de este trabajo especial de grado, se basé en evaluar el efecto
de la naturaleza de los crudos extrapesados en condicién recombinados, muertos y
diluidos en arenas no consolidadas, para el proceso de obtencion de las curvas de
permeabilidad relativa, con la finalidad de estudiar y comparar su comportamiento.
Para la realizacion de esta investigacion se efectuaron pruebas de desplazamiento en
dos tapones de arena no consolidada, siguiendo la metodologia de trabajo
preestablecida para cada prueba. Las condiciones de trabajo para crudo vivo fueron
presion y temperatura de yacimiento (570psi, 46°C), para crudo diluido, presion
atmosférica y temperatura de yacimiento (14,7psi, 46°C), y para crudo muerto presion
atmosférica y temperatura ajustada (14,7psi, 56,4°C). Manteniendo el mismo caudal
de inyeccion de (0,05 cm®/min), viscosidades de 10.500 cP aproximadamente, se
construyeron las curvas de permeabilidad relativa (Kr) empleando el método
matematico de JBN-Corey & Asociados. Se determind que aun cuando las
viscosidades son similares, el resto de las variantes afectd las curvas, siendo la
temperatura el factor mas critico debido a su influencia en las tensiones interfaciales,

disminuyendo significativamente la saturacion residual de petréleo (Sor) en la



muestra de crudo muerto, siendo las curvas de permeabilidad relativa obtenidas con
crudo recombinado las que mejor representaron el comportamiento de los fluidos,
seqguidas de las obtenidas con crudo diluido. La naturaleza del crudo afectd
ligeramente el punto de corte entre las curvas de permeabilidad relativa, manteniendo

un rango de mojado intermedio.
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INTRODUCCION

Debido a la gran demanda de petréleo a nivel mundial y estando en declinacion la
produccion de la mayoria de los yacimientos de petréleo convencionales, el
enfoque de la industria en muchos lugares del mundo se esta desplazando hacia la
explotacion de petroleo pesado y extrapesado. Las reservas de petroleos pesados,
extra pesados y arenas bituminosas, representan aproximadamente un 70% de los
recursos de petrdleo totales del mundo que oscilan entre 9 y 13 trillones de
barriles. Sin embargo, la produccidn de este tipo de crudo representa un reto para
la industria petrolera, ya que sus propiedades no se asemejan a las de los crudos

livianos y medianos.

Venezuela actualmente cuenta con las mayores reservas de petréleo pesado y
extrapesado a nivel mundial segin datos de la OPEP 2009, lo que coloca al pais
en un panorama importante para la produccion de estos recursos. Se estima que la
Faja Petrolifera del Orinoco (FPO) contiene 236.000 millones de barriles de crudo
extrapesado, lo que la convierte en la reserva de petréleo mas grande del mundo.
La FPO es el territorio que ocupa la franja meridional de la Cuenca Oriental de
Venezuela, al sur de los Estados, Guarico, Anzoategui, Monagas y Delta
Amacuro, paralela al curso del rio Orinoco (Figura 1), abarcando una extension de
600 km de Este a Oeste y 70 km en direccion Norte-Sur, con un area aproximada
de 55.314 km? y esta dividida en cuatro zonas de exploracion y produccion como
son Boyaca (antiguamente conocida como Machete), Junin (antes Zuata),
Ayacucho (antiguo Hamaca) y Carabobo (antes Cerro Negro). El area actual en
exploracion es de 11.593 km?. (PDVSA, 2015)

Por lo tanto, existe una creciente necesidad de caracterizar adecuadamente la FPO
mediante el desarrollo de metodologias confiables que se adapten a estos crudos
para lograr entender su comportamiento y conseguir el éptimo desarrollo de los
proyectos de explotacion. Contribuyendo con el desarrollo de nuevas técnicas y
metodologias para este tipo de sistemas de yacimiento se propone el presente
trabajo de grado, donde se realiz6 la evaluacion de propiedades de interaccion

roca-fluido empleando muestras de nucleo (arena no consolidada) y fluidos



(crudos extrapesados y agua de formacion) provenientes de la FPO. Entre los
aspectos con mayor atencion se estudiaron las propiedades fisicas como
porosidad, permeabilidad, y de interaccion roca-fluido como las curvas de
permeabilidad relativa y la mojabilidad, haciendo uso de un equipo conocido

como simulador fisico de yacimientos en el que se estudiaron diversos escenarios.

El presente Trabajo Especial de Grado (TEG) esta estructur6 de la siguiente
manera: en el capitulo uno se presenta el planteamiento del problema, los
objetivos de la investigacion, alcance, la justificacion y las limitaciones
implicadas. En el capitulo dos, referido al marco tedrico, donde mencionaron
todos los fundamentos tedricos necesarios para comprender los aspectos tratados
en la investigacion. En el capitulo tres, se presentd la metodologia, con el detalle
de los aspectos metodoldgicos de la investigacion como el tipo de investigacion,
poblacion y muestras, asi como la metodologia experimental seguida a fin de dar
cumplimiento a cada una de las fases de esta investigacion. En el capitulo cuatro
se presentd el analisis de resultados, donde se reportan los resultados de la
investigacion con su respectivo analisis. Al finalizar se presento las conclusiones a
las que se llegd durante la realizacion del presente TEG y las recomendaciones,

apéndices y bibliografia consultada.



CAPITULO |

EL PROBLEMA

1.1 Planteamiento del problema

La industria petrolera es la encargada de satisfacer la mayor parte de la demanda
energética en el mundo, demanda que va en aumento, y que a pesar de que estan
apareciendo energias alternativas al combustible fosil, ésta sigue liderando el

mercado energético.

La explotacion de petroleo a nivel mundial ha ido agotando las reservas de crudo
convencionales y el hecho de que la demanda de energia sigue en aumento hace
necesario ahondar en la busqueda de técnicas novedosas de extraccion que sean
capaces de recuperar el crudo pesado y extrapesado de estos yacimientos no

convencionales

Esto representa un gran reto para la industria petrolera ya que el comportamiento
y las caracteristicas de los crudos pesados y extrapesados hacen de su explotacion
una tarea complicada en comparacion con los yacimientos convencionales y sus
crudos medianos y livianos, puesto que en muchas ocasiones se implementan
técnicas 0 metodologias que no se ajustan adecuadamente a la particularidad de
los yacimientos de crudos extrapesados, lo cual repercute en una caracterizacion
erronea de los sistemas conllevando finalmente a un desperdicio del maximo
potencial de estos yacimientos petroliferos. Es por esto que, resulta necesario
evaluar el comportamiento particular para ajustar los métodos convencionales o
desarrollar nuevas metodologias que permitan optimizar la explotacion de los

yacimientos (Alvarez, 2006).

Asi mismo, a pesar de que la mayoria de los laboratorios de caracterizacion de
yacimientos a nivel mundial fueron acondicionados originalmente para la
manipulacion de crudos livianos/medianos, poco a poco se han ido ajustando tanto
equipos como metodologias para cumplir con los nuevos retos como los que

representa, por ejemplo, la Faja Petrolifera Orinoco.



Estos ajustes siguen en desarrollo constante y como parte de esto con el presente
trabajo especial de grado, se evalud el efecto de la naturaleza de los crudos
extrapesados; vivos, muertos, y diluidos en arenas no consolidadas, en el proceso
de obtencion de las curvas de permeabilidad relativa, con la finalidad de estudiar y
comparar el comportamiento de estos fluidos bajo las condiciones requeridas y asi
optimizar las metodologias para la obtencion de las curvas de permeabilidad
relativas en crudos extra pesados de la FPO, lo cual significa un valioso aporte a

la continua evolucion de la industria petrolera.

1.2 Justificacién

La Faja Petrolifera del Orinoco (FPO) se encuentra dentro del foco de interés
mundial para su exploracién debido a la gran reserva de hidrocarburos pesados y
extrapesados. Las empresas nacionales de la mano con otras internacionales
interesadas en la produccion del crudo que alli se encuentra, buscan desarrollar

trabajos de campo e investigacion en los distintos bloques que conforman la FPO.

La presente investigacién parte de la necesidad de PDVSA Intevep, brazo
tecnoldgico de la Corporacion, de trabajar en el desarrollo de metodologias
adecuadas para la obtencién y evaluacion de las curvas de permeabilidad relativa
para sistemas de yacimientos asociados con crudos pesados y extrapesados, y
arenas no consolidadas, ya que éstas representan una manifestacion de las
propiedades de interaccion roca-fluido de gran importancia en la caracterizacion

de un yacimiento para el adecuado desarrollo de un plan de explotacion.

Para la obtencién y evaluacion de las curvas de permeabilidad relativa se trabajé
con un sistema de yacimiento de la FPO empleando muestras de nucleo (roca de
yacimiento) y fluidos, con los cuales se ejecutaron experimentos de
desplazamiento forzado de fluidos en medios porosos mediante el uso del equipo
de desplazamiento de laboratorio , variando condiciones en la naturaleza del crudo
extrapesado (con y sin gas en solucion y diluido) con el propdsito de evaluar los

cambios en las curvas de permeabilidad relativa generadas.



1.3 Objetivos de la investigacion

1.3.1 Objetivo general

Evaluar el efecto de la naturaleza de crudos extrapesados (sin gas en
solucion, con gas en solucion y diluido) en el desarrollo de las curvas de
permeabilidad relativa en arena no consolidada de la Faja Petrolifera del

Orinoco.

1.3.2 Objetivos especificos

» Seleccionar el sistema de yacimiento: muestra de ndcleo y fluidos a

estudiar.

» Caracterizar petrofisicamente las muestras de nucleos arena de

yacimiento) seleccionadas.

» Efectuar los procesos necesarios para adecuar fluidos a emplear en los

analisis: recombinacion (con gas en solucion o vivo) y dilucién.

» Ejecutar procesos de desplazamiento forzado de fluidos en medio poroso
haciendo uso de un equipo de desplazamiento de laboratorio para el
sistema de yacimiento seleccionado evaluando el efecto de la naturaleza
del crudo sobre los datos experimentales generados a ser empleados
luego en la construccion de las curvas de permeabilidad relativa

correspondientes.

» Interpretar las curvas de permeabilidad relativa generadas a diferentes

condiciones del fluido para el sistema de yacimiento estudiado.

» Valorar el efecto de la naturaleza del crudo extrapesado empleado en la
generacion de curvas de permeabilidad relativa para arenas no
consolidadas y cémo esto influye en la estimacion de la condicion de

mojado.



1.4 Alcance de la investigacion

Esta investigacion consistird en generar las curvas de permeabilidad relativa y
estimar la condicion de mojado variando la naturaleza del crudo en un sistema de
yacimiento en particular. El trabajo de investigacion contempla el empleo de un
crudo extrapesado de 8,5 grados API, el cual sera sometido a tres variantes,
recombinado con una RGP de 42 PCN/BN, diluido al 2,4 % peso/peso que es el
valor requerido para emular la viscosidad del crudo vivo, y muerto (sin gas en
solucion), en cada prueba considerando un control de la temperatura en el que se
garantice una viscosidad de 10.500 cP para este fluido, lo cual corresponde a las
condiciones del fluido en yacimiento (de acuerdo al reporte PVT) y muestra de

nucleo de arena no consolidada proveniente de la FPO.

Las curvas de permeabilidad relativa generadas en cada caso seran interpretadas y

comparadas para estimar el efecto de la naturaleza del crudo sobre los resultados.

1.5 Limitaciones de la investigacion

Las técnicas para generar curvas de permeabilidad relativa y evaluar la
mojabilidad conocidas hasta ahora fueron disefiadas para trabajar con muestras de
roca y fluidos convencionales, lo cual necesariamente no aplica de forma eficiente

para los sistemas no convencionales como los que se estudiaran en este proyecto.

Las mediciones que se realizaran en las pruebas de desplazamiento de fluidos en
medio poroso estan sujetas al correcto funcionamiento de los equipos y partes que
lo constituyen (transductores de presion, bombas de inyeccion, celda
portamuestra, sistema de conexiones y valvulas, cilindros de fluidos, entre otros),

y a su vez al correcto uso de los mismos y los demas instrumentos del laboratorio.



CAPITULO I

MARCO TEORICO

2.1 Antecedentes de la investigacion

El desarrollo de este trabajo de grado se inicid con una revision bibliogréfica a fin
de conocer investigaciones previas relacionadas con el estudio y desarrollo de
curvas de permeabilidad relativa, dichas fuentes contribuyeron a definir ciertos
parametros de la investigacion. A continuacion, se presentan algunas de estas

documentaciones citadas, destacando el aporte realizado a la investigacion.

Diaz, L. (2014) en su trabajo especial de grado realiz6 la evaluacion de la
mojabilidad de sistemas no convencionales asociados a crudos pesados Yy
extrapesados aplicando el método dinamico para obtener los datos experimentales
necesarios para la generacion de las curvas de permeabilidad relativa empleando
los modelos matematicos JBN (Johnson Bossler & Nauman), JBN-Corey &
Asociados y JBN-Willie para los procesos de imbibicion y drenaje. Las pruebas
de desplazamiento de fluidos se realizaron con arenas sintéticas y reales de un
yacimiento de la Faja Petrolifera del Orinoco. En sus pruebas de desplazamiento
considerd variaciones en algunos parametros experimentales, entre ellos: la
temperatura, contrapresion, caudal de inyeccion y tiempo de envejecimiento para
estudiar el efecto sobre las curvas de permeabilidad relativa. De los tres modelos
matematicos aplicados en los calculos, el Unico que no dio resultados concretos
para inferir la condicion de mojabilidad de la roca fue el método JBN, ya que las
curvas generadas con este método no presentaban interseccion o punto de cruce,
por lo que no se consideraron representativas ni satisfactorias. En cuanto a la
variacion de la temperatura concluy6, que la temperatura mas 6ptima para realizar
las pruebas de desplazamiento, es aquella a la cual el crudo muerto (empleado en
las pruebas) alcanza la viscosidad reportada para este fluido a condiciones de
yacimiento, emulando asi las condiciones dindmicas reales del fluido en el
yacimiento. Asi mismo, hallé que el caudal de inyeccién éptimo debe ser bajo,
para sus pruebas en el rango de 0,01- 0,03 cm®min para evitar efectos de



adedamiento por la adversa relacion de movilidad de los fluidos lo que conlleva a
altas saturaciones residuales de petroleo. Por otro lado, encontré que para el rango
de valores de contrapresion entre 100 a 14,69 psi no se presentaron diferencias
significativas en las curvas, por tanto, valores de presion de poro menores a los
100 psi no afectan de forma significativa las curvas de permeabilidad relativa. Por
ultimo, encontr6 que el tiempo de envejecimiento para estos sistemas de crudos
pesados y extrapesados y arenas no consolidadas, tampoco tuvo ningln efecto
sobre la forma de las curvas de permeabilidad relativa generadas. Para los casos

estudiados, concluye que el estado de mojabilidad es preferencial al agua.

De esta investigacion se obtuvieron los pardmetros a seguir en pruebas de
desplazamiento con crudo pesado y arenas no consolidadas para la obtencién de
las curvas de permeabilidad relativa, asi como también los modelos matematicos

mas representativos de estos tipos de sistemas.

Romero, Y. (2008) en el trabajo titulado “Curvas de permeabilidad relativa en
arenas asociadas a sistemas no consolidados del Campo Bare, Faja Petrolifera del
Orinoco”, estudié la influencia del tiempo de afiejamiento sobre las curvas de
permeabilidad relativa, considerando diferentes tiempo 0, 15 y 45 dias. En esta
investigacién, los resultados sugirieron que no existia una perturbacién
significativa en las curvas para estos sistemas en particular. Asi mismo, dada la
alta viscosidad del crudo empleado (32.535 cP), se realizd el acondicionamiento
en términos de operatividad de un simulador fisico para la ejecucion de pruebas
de desplazamiento de fluidos. Este trabajo sirvié para establecer algunas
condiciones de ensayo en el equipo de desplazamiento de laboratorio en la

presente investigacion.

Alizadeh, Keshavarz y Haghighi (2007) desarrollaron un estudio titulado
“Efecto de la tasa de flujo en curvas de permeabilidad relativa de rocas
carbonatadas” en el cual fueron evaluados caudales de 0,002 a 8 cm®/min,
encontrando un efecto considerable sobre las curvas de permeabilidad relativa a

razon de la variacion del caudal, es decir, a medida que aumentaba la tasa de flujo



incrementaban los valores de Krw y simultdneamente disminuian los valores de
Kro. Con respecto al estudio de la histéresis, la permeabilidad relativa del agua
fue mayor por imbibicién con referencia a la del proceso de drenaje. Por Gltimo,
se evaluaron los puntos finales de las curvas de permeabilidad relativa
demostrando que la saturacion residual de crudo no sufre un cambio

representativo debido a la variacion de la tasa de flujo.

En particular de este trabajo sirvio para la consideracion de tasas de flujo de
inyeccion bajas (0,002 a 0,05 cm®min) en las pruebas de desplazamiento de la

presente investigacion.

Wang, Dong y Asghari (2006) en el trabajo “Efecto de la viscosidad del crudo en
curvas de permeabilidad relativa en sistemas de crudo pesado/agua” trabajaron un
amplio rango de viscosidades de crudo (430 a 13.350 cP) a condiciones
especificas de saturacion (igual tasa de inyeccién), concluyendo que la viscosidad
influye de manera significativa. Los autores encontraron que, a medida que
aumenta la viscosidad del crudo incrementa la saturacion residual de crudo (Sor) Yy

disminuye la saturacion de agua irreducible (Swi).

En esta fuente se muestran curvas de permeabilidad relativa bajo el efecto de la
viscosidad, denotando la importancia de este factor, por lo cual en la presente
investigacion se mantuvo la misma viscosidad en los crudos a fin de cumplir con

los objetivos planteados.

Akin, East, Castanier y Brigham (1999) en el trabajo titulado “Efecto de la
temperatura en las permeabilidades relativas de un sistema crudo pesado/agua”,
tomaron en cuenta el criterio de varios autores con relacion al efecto de la
temperatura en las curvas de permeabilidad relativa y establecieron experiencias a
20, 50 y 65 °C, empleando el método Johnson Bossler & Nauman (JBN) para la
representacion de las curvas de permeabilidad relativa. Finalmente, exponen que
la temperatura no afecta las curvas de permeabilidad relativa, pero el cambio de la
viscosidad de las sustancias produce una divergencia en los puntos finales de

dichas curvas.



2.2 Bases tedricas

A continuacion, se presentan una serie de conceptos teoricos que facilitan la

comprension de este trabajo.

2.2.1 Yacimiento

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

figura 2.1 se muestra la distribucion (Paris, 2009).

Cresta

T ————— - ——— —

Petroleo

_ Punto de
derrame

Figura 2.1 Los yacimientos de hidrocarburos.
Fuente: (Paris,2009)

Los fluidos existentes en un yacimiento son: el agua y los hidrocarburos en estado
liquido (petréleo) o en estado gaseoso (gas natural). El gas, por ser mas liviano se
entrampa en la parte mas alta de la estructura, directamente por debajo de los
hidrocarburos esta la zona de agua de fondo, la cual coincide generalmente con la
superficie de un acuifero denominada contacto agua-petroleo, CAP. Cuando en
una misma trampa se encuentran una acumulacion segregada de gas y otra de
petréleo, el limite entre ellas es una superficie teéricamente horizontal, el contacto
gas-petroleo, CGP (Paris, 2009).
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2.2.2 Arenas no consolidadas

Son aquellas que suelen poseer poco material de matriz (material de cementacion)
gue mantenga unidos los granos de arena, también se conoce con el nombre de

arenas poco consolidadas (Tarbuck y Lutgens, 1999).

2.2.3 Hidrocarburo

Un compuesto organico natural, que comprende el hidrégeno y el carbono. Los
hidrocarburos pueden ser tan simples como el metano [CH4], pero en muchos
casos corresponden a moléculas altamente complejas y pueden presentarse como
gases, liquidos o sélidos. Las moléculas pueden tener forma de cadenas, cadenas
ramificadas, anillos u otras estructuras. El petréleo es una mezcla compleja de
hidrocarburos. Los hidrocarburos mas comunes son el gas natural, el petréleo y el
carbon (Schlumberger Oilfield Glossary, sf).

2.2.4 Petroleo

Una mezcla compleja de compuestos de hidrocarburos naturales que se
encuentran en las rocas. El petrdleo puede variar entre solido y gaseoso, pero el
término se utiliza generalmente para hacer alusion al petréleo crudo liquido. Las
impurezas, tales como el azufre, el oxigeno y el nitrégeno, son comunes en el
petréleo. Ademas, existe un grado considerable de variacion en lo que respecta al
color, la gravedad, el olor, el contenido de azufre y la viscosidad en el los
petroleos provenientes de areas diferentes (Schlumberger Oilfield Glossary, sf).

Segun la gravedad API los crudos petroliferos se clasifican de acuerdo con la

escala que se presenta en la tabla 2.1.
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Tabla 2. 1 Calidad del petroleo.

Fuente: Araujo (2004)

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

2.2.5 Porosidad

Se define como la fraccion del volumen total de la roca ocupada por el esqueleto

mineral de la misma. En los yacimientos de petréleo, la porosidad representa el

porcentaje del espacio total que puede ser ocupado por liquidos o gases. Dicha

propiedad determina la capacidad de acumulacién o de depoésito de la arena y

generalmente se expresa como porcentaje, fraccional o decimal. La porosidad es

la caracteristica fisica mas conocida de un yacimiento de petréleo. Representa los

volimenes de petréleo y/o de gas que pueden estar presentes en un yacimiento

petrolifero. Todas las operaciones de produccién, y recuperacion adicional de los

hidrocarburos, se basan en su valor (Rivera, 2004).

Usualmente esté definida como la relacion del volumen poroso y el volumen total

del medio (ecuacion 2.1):

donde:

@ = Porosidad

Vp = Volumen de poros
V= Volumen total

Vs = Volumen de sélidos

Ec. (2.1)



La proporcién de los espacios porosos en la roca depende del tamafio y
empaquetamiento de los granos que la forman. Asi, la porosidad es mayor en los
sedimentos no consolidados (arena, grava) que en aquellos sometidos a
litificacion (areniscas, conglomerados), ya que la conversién de los sedimentos en
roca sedimentaria origina la pérdida de la porosidad como consecuencia de la
compactacion (espacios destruidos debido a que los granos se aprietan entre si) y
la cementacion (espacios llenos de material cementante para que los granos se
junten) (Paris, 2009).

2.2.6 Tipos de porosidad

La porosidad de una roca yacimiento puede clasificarse segun la comunicacién de
los poros que tiene que ver con el aislamiento que experimentan algunos poros
cuando se forma la roca, proceso conocido como litificacion. Esto es, a medida
que se fueron depositando los sedimentos y las rocas se fueron formando, algunos
de los espacios vacios quedaron aislados de los otros debido a la excesiva
cementacion, mientras que otros quedaron interconectados (Paris, 2009). La

porosidad se clasifica de la siguiente manera:

e Porosidad absoluta o total: se define como la razon entre el espacio poroso
total y el volumen bruto. Se define en la ecuacién 2.

0D=—=="L— Ec. (2.2)

donde:

@ = Porosidad absoluta

Vt = Volumen total de la roca

Vg = Volumen neto ocupado por los solidos o volumen de los granos

Vp = Volumen poroso (Paris, 2009).

13



e Porosidad efectiva: se define como el porcentaje del espacio poroso que se
encuentra interconectado con respecto al volumen total de la roca, la cual se

puede observar en la ecuacion 3:

0= —— Ec. (2.3)
donde:

@ = Porosidad

Vpi = Volumen poroso interconectado

V¢ = Volumen total.

La porosidad efectiva es la que se mide con la mayoria de los porosimetros, y es
en realidad la que interesa para las estimaciones de petréleo y gas en sitio, ya que
solo los volimenes de hidrocarburos almacenados en los poros interconectados
pueden ser extraidos parcialmente del yacimiento. Esta porosidad normalmente
representa un 90% a 95% de la porosidad total (Paris, 2009).

En la figura 2.2 se muestran las porosidades antes descritas, ademas en la tabla 2.2

se muestra la calidad de la misma segun su valor.

e Porosidad no efectiva: se refiere al espacio poroso no interconectado, por lo
tanto es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y la porosidad

efectiva.

Figura 2.2 Porosidad efectiva, no efectiva y porosidad total.
Fuente: Paris (2009)
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Tabla 2. 2 Calidad de la porosidad.

Fuente: Paris (2009)

Calidad Porosidad (%0)
Muy buena > 20
Buena 15-20
Moderada 10-15
Pobre 5-10
Muy pobre <5

Un yacimiento que posea una porosidad menor al 5% no se considera comercial, a
menos que posea otros factores que la compensen, entre otros: fracturas, fisuras o

grandes espacios vacios (Paris, 2009).

2.2.7 Factores que afectan la porosidad

La porosidad se ve afectada por los siguientes factores (La Comunidad Petrolera,
2012):
e Escogimiento de los granos: mientras los granos de la roca sean mas
uniformes mayores sera la porosidad.
e Arreglo de los granos: la simetria influye en el valor de la porosidad,
mientras menos simetria exista mas afecta la porosidad.
e Cementacion: los granos estan “pegados” entre si mediante una cementacion
natural, esto resta el espacio poroso a ser ocupado por los hidrocarburos.
e Presencia de grietas y cavidades: son factores que favorecen la porosidad.
e Consolidaciéon: la presién de sobrecarga de un estrato crea acercamiento
entre las rocas. Mientras sea menor su efecto, mayor serd el valor de

porosidad.

2.2.8 Saturacion

La saturacion es el porcentaje de un fluido ocupado en el espacio poroso (La

Comunidad Petrolera, 2012), y esta definido en la ecuacion 4 como:
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Sfiuigo = 7o * 100 = % Ec. (2.4)

=

donde:

5,20 = Porcentaje del fluido que satura el espacio poroso

Vs = Volumen del fluido dentro del espacio poroso
Vp = Volumen poroso
Si consideramos que basicamente el volumen poroso de una roca que contiene

hidrocarburos, esté saturada con petréleo, gas y agua (Ecuacion 5) tenemos que:

Sw+So+5Sg=1 Ec. (2.5)
donde:

Sw = Saturacion de agua
5o = Saturacion de petréleo

Sg = Saturacién de gas

e Saturacion de agua connata (Swc)

La saturacion de agua connata (Swc) es la saturacion de agua existente en el
yacimiento al momento del descubrimiento, la cual se considera como el
remanente del agua que inicialmente fue depositada con la formacion y que
debido a la fuerza de la presion capilar existente, no pudo ser desplazada por los
hidrocarburos cuando éstos migraron al yacimiento (La Comunidad Petrolera,
2012).

e Saturacion irreducible (Swirr)

Se define como la maxima saturaciéon de agua que permanece como fase
discontinua en el medio poroso. La discontinuidad son regiones con agua
separadas por zonas sin agua, es decir que estan aisladas, de tal manera que a las
condiciones necesarias el agua no puede fluir por el sistema cuando se aplican

diferencias de presion (La Comunidad Petrolera, 2012).
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e Saturacion residual (Sxr)

La saturacion residual de una fase, generalmente expresada como Sy, donde X
corresponde a la fase (petroleo, agua o gas), representa la saturacion de dicha fase
que queda en el yacimiento en la zona barrida, después de un proceso de

desplazamiento (La Comunidad Petrolera, 2012).

e  Saturacion de petroleo residual (Sor)

Es la minima saturacion de petrdleo que se puede alcanzar bajo la combinacion de
fuerzas viscosas, capilares y gravitatorias. Se puede considerar para yacimientos
hidréfilos como la fraccion del fluido no mojante entrampado en el medio poroso
después de un proceso de extraccion de ese fluido (La Comunidad Petrolera,
2012).

2.2.9 Permeabilidad

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

La permeabilidad se mide en unidades Darcy, en honor al ingeniero hidraulico
francés Henry Darcy, quien formulé la ecuacién que lleva su nombre, la cual dice:
“la velocidad del flujo de un liquido a través del medio poroso, debido a la
diferencia de presion, es proporcional al gradiente de presién en la direccién del
flujo” (Ver figura 2.3). En la industria petrolera, las normas API para determinar
la permeabilidad (K) de las rocas definen permeabilidad como “el régimen de

flujo en mililitros por segundo de un fluido de 1 centipoise de viscosidad que pase
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a través de una seccion de 1 cm2 de roca, bajo un gradiente de presion de una
atmosfera (760mmHg) por centimetro cuadrado, y en condiciones de flujo

viscoso” (Rivera, 2004).
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Figura 2. 3 Representacion de la Ley de Darcy.
Fuente: Rivera (2004)

La permeabilidad (K) se representa de la siguiente manera (Ecuacién 6):

donde:

K = Permeabilidad (Darcys)

p = Viscosidad en la direccion de recorrido del fluido (cP)
L = Distancia que recorre el fluido (cm)

A = Seccidn transversal (cm?)

AP = Diferencia de presion (atm) (P2 — P1)

Q = Tasa de produccion (cm®s)

2.2.10 Tipos de permeabilidad

Existen tres tipos de permeabilidad: absoluta, efectiva y relativa (Escobar, s. f.)

e Permeabilidad absoluta: es aquella permeabilidad que se mide cuando un
fluido satura 100% el espacio poroso. Normalmente, el fluido de prueba es
aire o agua.

e Permeabilidad efectiva: es la medida de la permeabilidad a un fluido que

se encuentra en presencia de otro u otros fluidos que saturan el medio
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poroso. La permeabilidad efectiva es funcién de la saturacion de fluidos, y
por ende siempre las permeabilidades efectivas son menores que la
permeabilidad absoluta. Se representa por Ko (permeabilidad al crudo), Kw
(permeabilidad al agua) y Kg (permeabilidad al gas).

e Permeabilidad relativa: es la relacion existente entre la permeabilidad
efectiva y la permeabilidad absoluta. Esta medida es muy importante en
ingenieria de yacimientos, ya que da una medida de la forma como un
fluido se desplaza en el medio poroso. La sumatoria de las
permeabilidades relativas es menor de 1.0. A la saturacion residual de
crudo (Sor) 0 a la saturacion de agua connata (Swc) se tiene que K= kaps. Si
un 2-3 % de fase no mojante se introduce, esta se mete en los poros
grandes y se obstaculiza el flujo de la mojante. Las permeabilidades de los

fluidos que se pueden encontrar en un yacimiento son (ecuaciones 10,11 y

12):
K, == Ec. (2.7)
K, == Ec. (2.8)
K., = % Ec. (2.9)
donde:

K = Permeabilidad absoluta

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

Ko = Permeabilidad efectiva al petroleo
Kw = Permeabilidad efectiva al agua

Kg = Permeabilidad efectiva al gas
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2.2.15 Permeabilidad a dos fases

La existencia de dos 0 mas fluidos en una roca porosa requiere de términos como
presion capilar, permeabilidad relativa y mojabilidad bien definida. Cuando solo
existe un fluido, habra solo un conjunto de fuerzas a ser considerada que es la
atraccion entre las rocas y el fluido. Cuando mas de un fluido estd presente,
existen al menos tres fuerzas activas afectando la presion capilar y la movilidad.
Es necesario considerar la fuerza interactuando en la interface de los fluidos
inmiscibles que se encuentran en contacto (Rivera, 2004).

La permeabilidad relativa se determina, por lo general, para sistemas biféasicos
agua-petréleo y gas-petréleo, con agua connata inmovil, y se representa
graficamente mediante un par de curvas comunmente referidas como curva de
permeabilidad relativa para la fase no mojante (Knm) y curva de permeabilidad
relativa para la fase mojante (Km). Cuando una fase mojante y otra no mojante
fluyen simultdneamente en un medio poroso, cada una ellas sigue un camino
separado y distinto de acuerdo con sus caracteristicas mojantes, lo cual da como
resultado la permeabilidad relativa para la fase mojante y la no mojante. Si
consideramos el modelo capilar mostrado en la figura 2.4 se observa que las
fuerzas capilares hacen que la fase mojante se encuentre dentro del espacio poroso
cercano a las paredes, ocupando los canales de flujo de los poros mas pequefios.
Estos canales no contribuyen al flujo, y por lo tanto, la presencia de saturaciones
bajas de la fase mojante afectara la permeabilidad de la fase no mojante solo hasta

cierto punto (Paris, 2009).

Figura 2. 4 Modelo capilar en sistema mojado por agua.

Fuente: Alkhatha’ami (2005)
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Si la fase no mojante se localiza en la parte central, ocupa el espacio poroso méas
grande, contribuyendo asi al flujo del fluido a través del yacimiento y, por lo
tanto, las bajas saturaciones de la fase no mojante podran reducir drasticamente la
permeabilidad de la fase mojante. La figura 2.5 presenta un par de curvas tipicas
de permeabilidades relativas para un sistema agua-petroleo, considerando el agua

como la fase mojante.
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Figura 2. 5 Modelo capilar en sistema mojado por agua.

Fuente: Paris (2009)

En la figura anterior se pueden distinguir cuatro puntos muy importantes:

e Punto 1: en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante muestra
gue una saturacién pequefia de la fase no mojante reducira drasticamente
la permeabilidad relativa de la fase mojante. La razén de esto es que la
fase no mojante ocupa los espacios de los poros mas grandes, lo cual

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

Punto 3: en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante muestra
que esta cesa de fluir a saturaciones relativamente grandes. Esto se debe a
que dicha fase ocupa preferencialmente los espacios porosos mas
pequefios, donde las fuerzas capilares son mayores. La saturacion de agua
en este punto se refiere como a saturacion de agua irreducible (Swirr) 0
saturacion de agua connata (Swc) (ambos términos son intercambiables).
Punto 4: en la curva de permeabilidad relativa de la fase no mojante
muestra que, a bajas saturaciones de la fase mojante, los cambios en la
saturacion de esta ultima tienen poco efecto en la magnitud de dicha curva.
La razon es que, a bajas saturaciones, el fluido de la fase mojante ocupa
los espacios porosos mas pequefios y materialmente no contribuye al flujo
y, por lo tanto, al cambiar la saturacion de éstos su efecto en el flujo de la
fase no mojante es minimo. Esto indica que una porcion del espacio
poroso disponible, aunque interconectado, contribuye poco a la capacidad

conductiva de los fluidos.

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

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

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

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

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

figura anterior:

Region A: representa el valor de la saturacion de agua que varia desde
cero a la saturacion de agua irreducible (Swirr) 0 saturacion de agua connata
(Swc), valor minimo de saturacion de agua que podemos encontrar en un

yacimiento.
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e Region B: varia entre la Swirr y 1-Sor, mostrando la relacion existente entre
ambas fases, en esta zona la suma de la permeabilidad relativa al petroleo
y la permeabilidad relativa al agua es menor que uno, ya que cuando hay
dos fases inmiscibles en un medio poroso se obstaculizan el flujo entre
ellas.

e Regiodn C: representa la Sor, y muestra el petroleo que queda atrapado en la
roca después de un flujo normal inmiscible en un sistema agua/petréleo

durante un proceso de desplazamiento.

Existen dos tipos de procesos de saturacion de la fase mojante, los cuales son los

siguientes:

Desplazamiento por drenaje: en el cual la saturacion de la fase mojante
disminuye durante el proceso. Es un proceso forzado. Fuerzas capilares retienen la
fase mojante. Existe presion de umbral (Figura 2. 6).

Desplazamiento por imbibicion: en el cual la saturacion de la fase mojante
aumenta durante el proceso. Es un proceso espontaneo. No hay presion de umbral
(Figura 2. 7).

Por lo que hay una relacion funcional inversa entre la presion capilar y la
saturacion de la fase mojante, también se puede decir que cuando se tiene una
saturacion muy pequefia se tendra el méas pequefio radio de curvatura y la fase
mojante ocupard o existira en los poros mas pequefios del sistema, dejando los

poros mas grandes para la fase no mojante (Delgado, 2010).
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Figura 2. 8 Curvas de drenaje e imbibicion.
Fuente: Forrest (1982)
2.2.16 Correlaciones: curvas de permeabilidad relativa

Cuando no existen datos de permeabilidades relativas tomados de muestras
actuales del yacimiento en estudio, se hace necesario estimar las permeabilidades
relativas de alguna otra forma. A tal efecto, se han desarrollado varios métodos y

correlaciones de acuerdo con el nimero de fases influyentes en el medio poroso.

v Método JBN (Glover, s.f).

El método JBN desarrollado por Johnson, Bossler y Nauman, basandose
parcialmente en un trabajo previo de Welge, asi como en la conocida teoria de
Buckley y Leverett para el desplazamiento de dos fluidos incomprensibles e
inmiscibles a través de un medio poroso homogéneo, es un modelo matematico
que determina las permeabilidades relativas y comprende un conjunto de
ecuaciones que se obtienen a partir de principios de conservacion y de leyes
basicas, como el principio de conservacion de la masa y la ley de Darcy, los
cuales se combinan con la teoria de desplazamiento de Buckley y Leverett
(Contreras & Garcia, 2001). A continuacion, se presentan las ecuaciones

utilizadas en el método JBN.
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. Saturacion de agua irreducible (Swirr)

Vp—Vag

S" iIrr =

W,

donde:

Vp = Volumen poroso

Vad = Volumen de agua desplazado

o Saturacion de agua promedio (Swp)

g —Vo.

wpo ‘;'?F LK

donde:

Vo = Volumen de crudo

Vp = Volumen poroso

o Agua inyectada acumulada (WID)

wip = 22
|":l
donde:
Vo = Volumen de crudo
Vp = Volumen poroso
o Radio de inyeccion (Iz)
[p="E

donde:

A .= Diferencial de presion en las condiciones iniciales
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Ec. (2.10)

Ec. (2.11)

Ec. (2.12)

Ec. (2.13)



A, = Diferencial de presion en cada fraccion

o Delta 1 (4,)

M= o "W, Ec. (2.14)
J Delta 2 (4,)
1 1
8= gt s~ e Ec. (2.15)
J Flujo fraccional de crudo ( f,)
1
o= T Ec. (2.16)
Kprg + Uy
) Saturacion de agua final (5.,)
Sw = Syp — (£, * WID) Ec. (2.17)
J Permeabilidad relativa al crudo (X, )
Ko=fo 0 Ec. (2.18)
J Permeabilidad relativa al agua (X,.,,. )
by _|:1_-I+' B
K, =K, =520— Ec. (2.19)
Ho©io
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v Correlaciones de Willie (Escobar, 2000)

Presenta un conjunto de ecuaciones para el célculo de las permeabilidades
relativas del petroleo y del agua, en funcion a la saturacion de la fase mojante. Las
ecuaciones expuestas por Willie poseen una serie de potenciales cuyos numeros
estan asociados a sistemas de arenas no consolidadas con grano pobremente

clasificado y se presentan a continuacion.

o Saturacion (S)
_ SW _ Swirr
1=Suin Ec. (2.20)
J Permeabilidad relativa al crudo ( &,.,)
_(1_Q)\2
Ko =(1-3) Ec. (2.21)
J Permeabilidad relativa al agua (X,.,,.)
Ky = S%° Ec. (2.22)

v Correlacion de Corey (Rivera, 2004)

Corey propuso una expresion matematica para generalizar los datos de
permeabilidades relativas. Estas ecuaciones fueron deducidas a partir de las curvas
de Burdine donde determinan permeabilidades relativas a dos fases de las curvas
de presion capilar. Las cuales a su vez fueron generalizadas a partir de las
ecuaciones de Kozeny — Carman. Las ecuaciones desarrolladas para sistemas de

arenas no consolidadas fueron las siguientes:
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o Drenaje

Saturacion (S)

= %0
1=Swirr
Permeabilidad relativa al agua (X..,. )
K,, =(1—5)*
Permeabilidad relativa al crudo (X,,)
K., =(5)°
. Imbibicion
Saturacion (S)
Permeabilidad relativa al agua (...
K, =5°
Permeabilidad relativa al crudo (X,.,)
K.,=(1-5)°

v Modelos Hibridos

Ec. (2.23)

Ec. (2.24)

Ec. (2.25)

Ec. (2.26)

Ec. (2.27)

Ec. (2.28)

En el trabajo de Marquez y colaboradores (2014), se realizaron pruebas de

desplazamiento para la obtencion de curvas de permeabilidad relativa para

sistemas de crudos pesados y extrapesados asociados a Yyacimientos no

consolidados. En su investigacion realizé un ajuste en las correlaciones de Willie

y Corey& Asociados, con la finalidad de obtener un mejor comportamiento de las

curvas de Kr, para ello implementé un modelo matematico hibrido, partiendo de

las saturaciones de agua obtenidas mediante la ecuacién del método JBN
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(Ecuacion 2.10) que toma en cuenta el comportamiento del flujo fraccional de los
fluidos, logrando asi definir un perfil de saturacion més cercano a la realidad del
yacimiento y obteniendo las permeabilidades relativas haciendo uso de las
mencionadas correlaciones, razon por la cual se introduce el término de modelo
hibrido JBN-Willie y JBN-Corey & Asociados (imbibicién y drenaje) para el
procesamiento de los datos experimentales.

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

describe a continuacion:

e Mediante el método de JBN, se calcula la saturacién de agua final (Sw)
usando de la ecuacion 2.10.

e La Sw obtenida anteriormentee se sustituye en la ecuacion 2.23 y 2.26 para
obtener la saturacién (S) de los modelos hibridos JBN-Willie y JBN-
Corey& Asociados respectivamente.

e Con la saturaciéon (S) se calculan las permeabilidades relativas al agua vy al
petréleo, por medio de las ecuaciones 14 y 15 para el caso del modelo
matematico hibrido JBN-Willie y por las ecuaciones 20 y 21 para el caso
del modelo matematico hibrido JBN-Corey & Asociados. El uso de una
correlacion en particular dependera de las caracteristicas del yacimiento

estudiado.

e Luego se grafican las K, calculadas en funcion de la saturacion de agua
final (Sw) obtenida por el método JBN.

2.2.17 Mojabilidad

La mojabilidad se refiere a la tendencia de un fluido a adherirse o esparcirse a una
superficie solida en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la
mayor area de contacto posible con dicho s6lido. En un yacimiento de petréleo, la
mojabilidad es una medida de la afinidad de la superficie de la roca por la fase
petréleo o por la fase acuosa y determina la ubicacion relativa de cada una de
estas fases dentro del medio poroso (Araujo, 2004).
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El conocimiento de la manera como el petréleo se adhiere a la roca, permite al
ingeniero de yacimientos diseflar las estrategias para obtener una mejor

recuperacion del mismo.

Si se observa la figura 2.7, se muestra lo que seria una vista de una roca que tiene
diferente mojabilidad. Puede observarse, para el caso (a) que la fase continua en la
superficie de la roca es el crudo, por lo que representa a una roca mojada por
crudo en donde el fluido que se movera con mayor facilidad sera el agua y en el
caso (b) existe una mojabilidad al agua en el que la fase continua es el agua y en
la cual el aceite tendra mayor facilidad para moverse, en ambos casos los poros
mas pequefios tienden a estar llenos con el fluido mojante (Trejo, 2010).

E Espacis de poro Beae de azea

":ﬁ"- Matriz de bs roca

- Espacie de porv lieno de aceitr
(=) (b)

Poro idealizado de una roca del vacimiento
{a) Roca mojada por acerte. (b) Roca mojada por agua

Figura 2. 9 Esquema de mojabilidad de una roca.

Fuente: Trejo (2010)
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CAPITULO 11l
MARCO METODOLOGICO

En el marco de esta investigacion orientada a evaluar el efecto de crudos pesados
(vivos, muertos y diluidos) asociados a arenas no consolidadas de la Faja
Petrolifera del Orinoco sobre las curvas de permeabilidad relativa, se describen a
continuacion las actividades realizadas, el tipo y disefio de la investigacion, asi
como la poblacion y muestras seleccionadas, ademas de los instrumentos y
técnicas empleadas en la recoleccion, procesamiento y analisis de los datos que
fueron utilizados y obtenidos en la investigacion, finalizando con la descripcion
de las fases metodoldgicas, las cuales exponen de forma explicita las actividades

realizadas de forma sucesiva para alcanzar los objetivos planteados.

3.1 Tipo de investigacion

De acuerdo con Arias (2006), “La investigacion experimental es un proceso que
consiste en someter a un objeto o grupo de individuos a determinadas
condiciones, estimulos o tratamiento (variable independiente), para observar los
efectos o reacciones que se producen (variable dependiente)”. En el presente TEG
la variable independiente sera la naturaleza del crudo (recombinado, muerto y
diluido); mientras que la dependiente sera los volimenes producidos vy
saturaciones obtenidas, lo que a su vez se traduce en permeabilidades, generando

asi las curvas de permeabilidad relativa.

3.2 Disefio de la investigacion

El disefio de investigacion de este proyecto es de tipo evaluativa. Su objetivo es
evaluar los resultados de uno o mas programas, que han sido o estan siendo
aplicados dentro de un contexto determinado. Este tipo de investigacion se
diferencia de la confirmatoria en que los resultados que intenta obtener son mas
especificos y se orientan hacia la solucion de un problema concreto en un

contexto social o institucional determinado (Hurtado de Barrera, 2007).
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Segin Weiss (1987), la intencidon de la investigacion evaluativa es medir los
efectos de un programa por comparacion con las metas que se propuso lograr, a
fin de tomar decisiones subsiguientes acerca de dicho programa, para mejorar la

ejecucion futura.

3.3 Poblacién y muestra

Arias (2012) expresa que la poblacion es “un conjunto finito de elementos con
caracteristicas comunes para las cuales seran extensivas las conclusiones de la
investigacion. Esta queda delimitada por el problema y por los objetivos del
estudio” (p.81).

Seguidamente, Arias (2012) considera que “la muestra es un subconjunto
representativo y finito que se extrae de la poblacion accesible.” (p.83), y que en el
muestreo no probabilistico intencional los elementos son escogidos con base en

criterios o juicios preestablecidos por el investigador.

La poblacion del estudio esta representada por un sistema de yacimiento de la
FPO (arena no consolidada y crudo pesado) y las muestras seleccionadas fueron
cinco tapones de nucleo proveniente de un pozo de la FPO con el fluido asociado
(crudo pesado). Del total de las muestras consideradas, para ejecutar las pruebas
de desplazamiento finalmente se seleccionaron cuatro tapones, identificados como

T6, T7, T8 y T9 teniendo como criterio la permeabilidad absoluta del yacimiento.

3.4 Técnicas e instrumentos de recoleccion de datos

La técnica empleada para la recoleccion de datos fue la observacion, de forma
participante y estructurada, iniciando con los datos de la caracterizacion del
sistema de roca no consolidada, luego se recolectaron los datos de las pruebas de
desplazamiento (diferenciales de presion, volumenes de los fluidos desplazados)
para cada una de las pruebas de desplazamiento ejecutadas y finalmente,
procesada la data experimental, se analiz6 el comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa para determinar el efecto de la naturaleza del crudo (con

gas disuelto, sin gas disuelto y diluido) sobre las mismas.
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Seguidamente, se establecid un listado de las diferentes variables a medir
(volumenes producidos, presion) empleando como instrumento de recoleccion de
datos los equipos del laboratorio, los cuales arrojaron los valores que fueron
almacenados en forma escrita en un cuaderno de notas, llenando el formato
preestablecido indicando los valores de cada medicion, el comportamiento de las
pruebas ejecutadas y algunas anomalias que se presentaron durante la ejecucion de
las mismas, dichas anotaciones se llevaron al computador para el tratamiento

(célculos) y almacenamiento de los datos recopilados.

3.5 Técnicas de procesamiento y analisis de datos

Las diferentes variables recopiladas para cada muestra en los instrumentos de
recoleccion de datos mencionados en la seccion anterior fueron procesadas en una
hoja de célculo de la aplicacion Microsoft Excel, empleando formulas
matematicas correspondientes al calculo de las permeabilidades relativas y
saturaciones que fueron determinados haciendo uso del modelo matematico
propuesto por Johnson Bossler & Nauman (JBN), y modelos hibridos (JBN-Willie
y JBN-Corey & Asociados) implementados en esta investigacion, analizando asi

el comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa.

3.6 Fases de la investigacion

Para desarrollar los objetivos planteados se llevaron a cabo las siguientes fases:
Fase |. Caracterizacion de sistemas de arenas no consolidadas

En esta fase se desarrollaron las siguientes actividades:

e Preparacién de agua de formacion sintética

La preparacion del agua de formacion sintética empleada en las pruebas de
desplazamiento consistio en la disolucion de sales inorganicas en agua destilada
segun la composicién original del reservorio, la cual es obtenida a partir del

analisis fisicoquimico del agua de formacién presente en el yacimiento. La
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metodologia comprende en principio someter a burbujeo de didxido de carbono
(COy) el agua destilada en la cual se prepararia el agua de formacion sintética,
durante un periodo de tiempo aproximado de 30 min, esto con la finalidad de
evitar la posterior precipitacion de carbonatos. Una vez saturada el agua con CO»
se afiaden en el orden indicado las cantidades requeridas de las siguientes sales:
NaHCO3, Na;S04, NaCl, CaCl,x2H20, MgCl2x6H20 y BaClox2H20, sometiendo

a agitacion constante hasta lograr la disolucion completa de los reactivos.

Una vez disueltas las sales, se afora el matraz al volumen final (en este caso, 2 L)
y se mantiene el sistema con agitacion constante por 30 min burbujeando
nuevamente con didxido de carbono. La proporcién de las sales del agua de
formacion pertenece al archivo confidencial de PDVSA-INTEVEP.

Este procedimiento se realizo varias veces ya que segun Carrero (2011) el agua de
formacion sintética se mantiene estable por un periodo maximo de 6 semanas

debido a la pérdida de condiciones Optimas de la disolucion.

e Medicidn de las densidades del agua de formacion sintética y del crudo

extrapesado

Los fluidos empleados en las pruebas de desplazamiento fueron agua de
formacion sintética y crudo extrapesado, éste Ultimo procedente de un pozo
petrolifero perteneciente a la FPO, suministrado por PDVSA-INTEVEP.

Para medir la densidad del crudo se empled el densimetro DMA 4500 M, Anton
Paar (figura 3.1) y se seleccion6 el método Crude Oil por ser el mas adecuado
para este fluido. La muestra de crudo fue ingresada al sistema de medicidn, el
método realiz6 la medicion de la densidad a una temperatura especifica con
correcciones a 15 °C, arrojando valores de °APIl y densidad del fluido a la
temperatura seleccionada (46 y 56,6 °C). Para medir la densidad del agua de
formacion sintética se selecciond el método Density porque el agua de formacion

tiene una viscosidad baja.
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Figura 3. 1 Densimetro DMA 4500 M.

Fuente: Propia

e Medicion de las viscosidades del agua de formacion sintética y del crudo
extrapesado

Para la medicion de la viscosidad de los fluidos se emple6 un redbmetro Physica
MCR serie 301, Anton Paar (figura 3.2)

Figura 3. 2 Redmetro Physica MCR 301
Fuente: Propia

El rebmetro posee varias geometrias, las cuales son cilindros de acero donde se
introduce la muestra del fluido a la cual se le determina la viscosidad. Para cada

fluido, existe una geometria adecuada, la cual esta clasificada de acuerdo a las
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viscosidades de los fluidos, entre bajas, medianas y altas viscosidades. En este
caso, las empleadas en la investigacion fueron la geometria DG26 y la geometria
CC17. Para medir la viscosidad del agua se empled la geometria DG26, la cual es
empleada para fluidos con viscosidades cercanas a 1 cP y para medir la viscosidad
del crudo extrapesado, se empled la geometria CC17 la cual es usada para fluidos
con viscosidades mayores a 100 cP.

Luego del encendido del equipo, verificado y realizado el ajuste inicial requerido
por el equipo, se llen6 la geometria con el volumen de cada fluido. Para la
geometria DG26 fue necesario inyectar 4,1 cm® de agua de formacion sintética y
para la geometria CC17 fue necesario inyectar 5,3 cm® de crudo extrapesado
(muerto y diluido). Los cilindros se ajustaron al sistema del redémetro vy
posteriormente, se selecciono en el computador asociado al reometro la medicion

de la viscosidad, primero a una temperatura de 46 y 56,4 °C.

Para el crudo sin gas en solucion emplearon las temperaturas de 46 y 56,4 °C ya
que 46 °C es la temperatura del reservorio pero como es crudo sin gas en solucion
no tiene la misma viscosidad cuando se traslada al laboratorio fue necesario
aumentar la temperatura a 56,4 °C para que el crudo alcanzara la viscosidad del

reservorio.

Para el crudo diluido se emple6 Unicamente la temperatura de 46 °C y se fue
variando el porcentaje peso/peso del diluente para obtener un comportamiento

viscosidad vs % diluente y aproximar a los valores de viscosidad requerida.

Finalmente, el sistema computarizado arrojo el valor de las viscosidades de cada
fluido a las temperaturas sefialadas.

e Preparacion del crudo diluido

En esta etapa se realiz6 la dilucion del crudo muerto utilizando aceite mineral
VASSA para lograr una viscosidad equivalente al crudo vivo a 46° C, el proceso
consistié en tomar 5 viales de 30 cm?® y verter hasta la mitad crudo muerto en cada
uno de ellos, estos viales fueron pesados e identificados antes y después de ser

Ilenados de crudo. Mediante la ecuacion Ec. (3.1), se calculd la masa de VASSA
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requerida para diluirlos a diferentes porcentajes peso/peso 0%, 2%, 4%, 6 %,
10%, 15 %, 100%.

%D = ~£+ 100 Ec. (3.1)

1
o

donde:

%D = porcentaje peso/peso de diluyente.
Mv = masa de aceite mineral.

Mo = masa de crudo muerto.

Las muestras fueron llevadas a la temperatura de 80°C antes verter el aceite
mineral VASSA, esto con la finalidad de facilitar el proceso de dilucién.
Posteriormente con la ayuda de una varilla metalica, se procedio a mezclar por un
tiempo de 5 min, llevando nuevamente a calentar la muestra para ser mezcladas

por otros 5 min adicionales, asegurando la homogeneidad.

Mediante el equipo Physica MCR serie 301, Anton Paar (Figura 3.2) se procedid
a medir la viscosidad de cada muestra siguiendo el procedimiento aplicado en el

crudo muerto.

Al finalizar este procedimiento se obtuvo una serie de valores para la viscosidad a
46°C vy diferentes diluciones, con la ayuda de una hoja de calculo se graficé este
comportamiento y se obtuvo una tendencia viscosidad de crudo diluido vs
porcentaje de dilucion, la cual fue empleada para interpolar con el valor de

viscosidad deseada y obtener el porcentaje de diluyente requerido.

e Recombinacion del crudo

Se llevo a cabo el acondicionamiento de un crudo muerto (el cual debido a un
cambio de presion y temperatura ha perdido todo gas asociado). La recombinacion
consiste en disolver una mezcla de 90% gas metano y 10% dioxido de carbono en
el crudo muerto, a las condiciones de presion y temperatura del yacimiento (570

psi y 46°C). El parametro que se desea igualar a las condiciones de yacimiento es
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la Relacion Gas — Petrdleo (RGP), la cual para el sistema en estudio posee un
valor de 42 PCN/BN.

A continuacion, se describe el procedimiento seguido para lograr este objetivo:

v’ Definicion del volumen de crudo a recombinar

De acuerdo a las dimensiones del reactor, se establecié un volumen de crudo
apropiado para su capacidad y en base a éste, se procedié a la determinacion del

volumen de gas necesario para alcanzar la RGP deseada.

v" Definicion del volumen de gas para la recombinacion

En base a la RGP objetivo y el volumen de crudo definido, se empleé la ecuacion
Ec (3.2), de la cual se despejé el volumen de gas a condiciones normales,
ecuacion Ec (3.3), para posteriormente llevar este volumen a las condiciones de la

mezcla mediante la ley de gases reales.

o
)

RGP = 5,6146 + —
Ve Ec (3.2)

Ve
26146 Ec (3.3)

Vi = RGP *

donde:

Vi = volumen de gas a utilizar para la recombinacion a condiciones normales
(cm®)

V. = volumen de crudo definido para la recombinacion (cm®)

RGP = Relacion Gas — Petroleo (PCN/BN)

Factor de conversién a PCN/BN =5,6146

v" Factor de compresibilidad del gas (2)

Es calculado a través de las ecuaciones de Standing y Katz.

38



Se inicié con el célculo de la temperatura pseudocritica y la presion pseudocritica
de la mezcla de gases mediante las ecuaciones Ec.(3.4) y Ec.(3.5),

respectivamente.

N

Tsc= Z}'E # Tl

1 Ec(3.4)
donde:
Tsc = Temperatura pseudocritica de la mezcla (°R)

Yi= Fraccién molar (adimensional)

Tci = Temperatura critica del gas obtenida de la tabla 3.1 (psia)

N

Pzc = Z}'! # Pri

1 Ec(3.5)

donde:
Psc = Presion pseudocritica de la mezcla (psia)
Yi = Fraccion molar (adimensional)

Pci = Presion critica del gas obtenida de la tabla 3.1 (psia)
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Tabla 3. 1 Propiedades del punto critico de algunos gases

Fuente: Cengel Y. (2008)

Propiedades del punto critico
Temperatura (°R) Presion (psia)

Sustancia

Agua 165.3 3204
Aire 38.5 547
Alcohol etilico 029 926
Alcohol metilico 023.7 1154
Amoniaco 729.8 1636
Argon 272 705
Benceno 1012 714
Bromo 1052 1500
Cloro 751 1120
Cloroformo 065.8 794
Cloruro metilico 7493 268
Diclorodifluorometano (R-12) 692.4 582
Diclorofluorometano (R-21) 813 749
Diodxido de azufre 775.2 1143
Didxido de carbono 547.5 1071
Etano 549 8 T08
Etileno 508.3 742
Helio 9.5 33.2
Hidrogeno 50.9 188.1
Kripton 376.9 798
Metano 3439 673
Mondxido de carbono 240 507
n -butano 765.2 551
Nedn 80.1 3905
Nitrogeno 227.1 492
n - hexano 014 439
Oxido nitroso 557.4 1054
Oxigeno 278.6 736
Propano 665.9 617
Propileno 656.9 670
Tetracloruro de carbono 1001.5 661
Tetrafluoroetano (R-134a) 673.7 589.9
Triclorofluorometano (R-11) 848.1 635
Xenon 521.5 852

Como la mezcla contiene CO: se aplico el factor de correccion de Wichert y Aziz
para la presencia de contaminantes, dicho factor viene dado por la ecuacién Ec
3.6.
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Foo = 120[(y,_+ .1".'-.’:5:":.5 - [:-"cc-: T .1".'-.’:5}16] T 15(.‘*'.3:5 T ."'.L;:r:s:' Ec (3.6)
donde:

Fsk = Factor de correccion por presencia de contaminantes (adimensional)

V... = Fraccion molar de COz (adimensional)

Vi ¢ = Fraccién molar de H2S (adimensional)

Se corrigio la temperatura pseudocritica y la presion pseudocritica a travées de las
ecuaciones Ec (3.7) y Ec (3.8):

T =T — Fiy Ec. 3.7)
donde:
Tsc* = Temperatura pseudocritica de la mezcla corregida (°R)
Tsc = Temperatura pseudocritica de la mezcla (°R)

Fsk = Factor de correccion por presencia de contaminantes (adimensional)

Pee (Tsc — Fox)
Tsc + [Vazs (1 — Yoz ) Fog ] Ec(3.8)

Psr =

donde:
sc* = Presion pseudocritica de la mezcla corregida (psia)

Psc = Presion pseudocritica de la mezcla (psia)

Tsc = Temperatura pseudocritica de la mezcla (°R)
Fsk = Factor de correccion por presencia de contaminantes (adimensional)

vy = Fraccion molar de H2S (adimensional)
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Posteriormente, se calculd la temperatura pseudoreducida y la presion

pseudoreducida a través de las ecuaciones Ec (3.9) y Ec (3.10).

Tsr =
Tsc =

donde:
Tsr = Temperatura pseudoreducida de la mezcla (adimensional)
T = Temperatura de trabajo (°R)

Tsc* = Temperatura pseudocritica de la mezcla corregida (°R)

Psr =
Pszc =

donde:
Psr = Presion pseudoreducida de la mezcla (adimensional)
P = Presion de trabajo (psia)

Psc* = Presion pseudocritica de la mezcla corregida (psia)

Ec(3.9)

Ec.(3.10)

Con estos dos valores (Psr y Tsr) se utiliza la Figura 3.3 para hallar el valor del

factor de compresibilidad de la mezcla de gases (2).

v" Volumen de gas para la recombinacién a condiciones de la mezcla

Debido a que la mezcla de gases estaba contenida en un cilindro a temperatura de

laboratorio y presidn de yacimiento se aplicé la ley de gases reales, mediante las

ecuaciones Ec (3.11) y Ec. (3.12), las cuales representan el gas a condiciones

normales y a condiciones de la mezcla de gases respectivamente.

P, V, = Z,n,RT,
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PV, = Z,n,RT, Ec. (3.12)

Partiendo del principio de conservaciéon de la masa, se generan dos ecuaciones
expresadas en términos del numero de moles (n), y a su vez simplificando el
factor R en cada una de ellas se obtiene la ecuacién Ec. (3.13):

PiVy _ Py

LT, LT Ec. (3.13)

Como Z; = 1 (condiciones normales) y despejando el volumen del gas a

condiciones de la mezcla (V2), finalmente se obtiene la ecuacion (42):

v, =22 Ec. (3.14)

donde:
V2: Volumen a condiciones de la mezcla de gases (cm?®)

V1. Volumen a condiciones normales, obtenido a partir del RGP del yacimiento

(cm?)

P2: Presion de la mezcla de gases (Psi)

P1: Presion a condiciones normales, (14,7 psi) segun normas API.
T>: Temperatura de la mezcla (Psi)

T1: Temperatura a condiciones normales, (60° F) segiin normas API.
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Figura 3. 3 Factor de compresibilidad de los gases Z.

Fuente: Cengel Y. (2008)

Al calcular el volumen de gas a condiciones de la mezcla, se procede a inyectar

los fluidos al reactor (figura 3.4).

v" Uso del reactor para la recombinacion del crudo

Para la inyeccion del crudo se utilizd un cilindro piston tipo Ruska envuelto en
una manta de calentamiento (46 °C), ademas de cintas de calentamiento para las

lineas de flujo (figura 3.5) para facilitar la movilidad del mismo.

La inyeccion de crudo se controld a través de las bombas ISCO tratando de no

exceder la presion de inyeccion en un maximo de 3000 psi.

Se desmonto el cilindro y se inyectd el gas previamente almacenado en otro
cilindro a una tasa de 0,01 cm®/min hasta alcanzar el volumen requerido para la
recombinacion del mismo, siguiendo la metodologia utilizada para la inyeccion de

crudo, pero sin el uso de la manta de calentamiento.
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Se dejo agitando el reactor durante 24 horas, para que ambos fluidos se mezclaran
de una manera estable, a presion y temperatura constante (condiciones de

yacimiento: 570 psi y 46° C).

Figura 3. 4 Reactor utilizado para la recombinacion del crudo.

Fuente: Teixeira (2010)

Figura 3. 5 Equipo utilizado para la inyeccion de crudo hacia el reactor.

Fuente: Teixeira (2010)

Al finalizar el proceso de recombinacidn, se preparo el sistema para la realizacion
de una prueba de liberacién flash, y asi corroborar que la recombinacion alcanzo
la RGP deseada.
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El proceso consiste en la extraccion de una porcion de la muestra proveniente del
reactor hasta un separador (vial) en el que, debido a los cambios de presion, se
desprende el gas que luego es llevado hacia el gasometro donde se mide su

volumen.

El liquido remanente en el vial es pesado y a través de su densidad se determina el
volumen de crudo, para de esta manera calcular la Relacion Gas — Petroleo.

Calculos
v" Correccion del volumen de gas (Vi):

Para calcular el RGP es importante llevar todos los valores obtenidos de

condiciones de laboratorio a condiciones normales:

fala _ PilVi = yj = falal Ec. (3.15)
Ty T; P;iT,
donde:
Vi = Volumen de gas, corregido a condiciones normales (cm?)
Va = Volumen de gas (medido en el gasémetro) (cm®)
Pa = Presion del laboratorio (medida en el barémetro) (mmHg)
Ta= Temperatura de laboratorio (°F)
Pi = 750,0617 mmHg segun normas API
Ti=60 °F segun normas API
v" Caélculo del volumen de crudo (Vc):
Mc = Mvf — Mvi Ec. (3.16)
- Mec
Ve = Ec. (3.17)

gCrude
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donde:

M. = Masa del crudo recolectado en el vial (g)
Myt = masa final del vial (g) (Figura 3.6)

Mvi = masa inicial del vial (g) (Figura 3.6)

p crudo = densidad del crudo (g/cmq)

Figura 3. 6 Separador o vial usado para almacenar la muestra de crudo.

Fuente: Teixeira (2010)

v’ Caélculo de la RGP
RGP =5,6146 = — Ec. (3.18)

donde:

RGP = Relacion Gas — Petroleo, en PCN/BN

Vi = volumen de gas, corregido a condiciones de gas ideal, (cm?®)
V. = volumen de crudo recolectado en el vial, (cm®)

Factor de conversion a PCN/BN = 5,6146

Si al finalizar los calculos, el valor de la RGP no es el esperado, se le debe agregar
mas gas o crudo al reactor dependiendo del caso y realizar el mismo

procedimiento descrito anteriormente.
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e Preparacion de los tapones de muestras no consolidadas

Los tapones son tomados con ayuda de un embolo metélico de 5cm de didmetro
de un nucleo impregnado en crudo tomado del yacimiento, éstos estdn formados
de granos de arena disgregados que se mantienen unidos por el crudo dada su alta
viscosidad a temperatura ambiente. Para preservarlos se deben empaquetar
utilizando una franja de papel niquel-estafio de 6 cm (longitud aproximada de la
muestra) que fue adaptada a una forma cilindrica con ayuda del embolo metalico
del mismo diametro mencionado antes, asegurando sus pliegues con cinta
adhesiva. Una vez ubicada la manga metélica en un extremo del embolo metalico
se insertaron 2 mallas metalicas de acero inoxidable (60 mesh) para darle

consistencia al tapon y permitir el paso de cualquier fluido a través de ella.

Posterior a su limpieza y caracterizacion debido a que el equipo de
desplazamiento (simulador fisico de yacimientos) utilizado requeria de tapones de
mayor longitud, se armaron tapones compuestos empleando un par de los tapones
preparados, colocandolos uno sobre otro y manteniéndolos separados por una sola
malla metélica para permitir la comunicacion de los fluidos. Posteriormente, se
empaquetaron con otra franja de papel niquel-estafio para mantenerlos unidos y

fijando la franja con cinta adhesiva.

Finalmente, fueron compactados por separado en una celda de confinamiento

(figura 3.7) a una presion de 570 psi (presion de referencia del reservorio).

Figura 3. 7 Celda de confinamiento.

Fuente: Teixeira (2010)
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e Limpieza de los tapones de arena no consolidada

A las muestras provenientes del yacimiento se les realiz6 una limpieza, ya que se
encontraban impregnadas de crudo y fluidos de perforacion, mediante el
procedimiento de separacién de arena/petrdleo empleando un equipo de

extraccion Soxhlet o Dean-Stark (figura 3.8) utilizando como solvente Tolueno.

El procedimiento de limpieza de los tapones consistié en limpiar el dedal de
celulosa donde se colocaria la muestra de tapon con aire comprimido para
eliminar cualquier contaminante. Luego, la muestra se coloca en el recipiente
intermedio del sistema y se llena el balon inferior con el solvente de limpieza
hasta la mitad de su capacidad. Seguidamente, se encendio el enfriador (sistema
de reflujo) asegurando que no hubiera fuga en el sistema, una vez alcanzada la
temperatura del enfriador se encendié la manta de calentamiento del sistema de

extraccion.

El ciclo de limpieza consistio en llevar el solvente a su temperatura de ebullicion
mediante la manta de calentamiento para que los vapores llegaran a la parte
superior del sistema donde se encuentra el enfriador provocando que la
condensacion del solvente para finalmente caer sobre la muestra de tapdn ubicada
en el recipiente intermedio. Este proceso se consider6 culminado al observar que

el solvente que cae del recipiente intermedio se torna cristalino.

Figura 3. 8 Equipo de destilacion-extraccion Dean-Stark.
Fuente: propia (2018)
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El procedimiento se complet6 en 48 horas desmontando la muestra y llevandola a
un horno a 70 °C para su secado durante 8 horas controlando la humedad y

eliminando los restos del solvente.

e Determinacion del volumen poroso, porosidad y permeabilidad absoluta

de los tapones de arenas

A los cinco tapones se les determind su longitud, diametro, peso seco y se les
midio la permeabilidad absoluta. Luego, se seleccionaron tapones con valores de
permeabilidad absoluta cercanos a 2700 mD, a los cuales se les midio el volumen
poroso y la porosidad. Estas mediciones se realizaron en un equipo poro-
permeametro automatizado CMS (Core Measurement System /Sistema de
Medicién de Nucleos) modelo 300 (figura 3.9) con una presion de 570 psi que
corresponde a la presion del yacimiento. Ingresados todos estos parametros las
muestras se introducen en el carrusel del equipo y fueron posteriormente

analizadas.

Figura 3. 9 Equipo permeémetro automatizado CMS, modelo 300

Fuente: propia (2018)

Al finalizar el andlisis, el equipo reportd los valores de volumen poroso y
porosidad que fueron utilizados posteriormente para seleccionar cuatro tapones

con las mejores caracteristicas para hacer los tapones compuestos.
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e Saturacion de los tapones T6-T7 y T8-T9 y célculo de porosidad

Los tapones seleccionados T6-T7 y T8-T9 se colocaron en un recipiente con
volumen de agua de formacidn sintética suficiente para cubrirlos, luego se
Ilevaron a una cdmara de vacio (figura 3.10) con el fin de acelerar el proceso de
saturacion de estos. La saturacion se completd cuando el peso humedo de los
tapones se mantuvo constante. Los tapones se retiraron y fueron pesados en una
balanza analitica para obtener el peso a 100% de saturacion de agua.

Realizando un balance de masas, se puede conocer la masa de agua que esta
ocupando el volumen poroso y mediante la ecuacion (47) determinar el volumen

del agua que seré aproximadamente el volumen poroso de la muestra compuesta.

Va =— Ec.3.19

donde:
V, = volumen de agua (cm?)
Ma = masa de agua (gr)

P, = densidad del agua de formacién (gr/cmq)

Figura 3. 10 Cémara de vacio.

Fuente: Propia (2018)
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o Calibracion del arreglo transductores-validynes

Los validynes (figura 3.11) son dispositivos sensibles a los diferenciales de
presion, poseen una placa metalica las cuales estan clasificadas dependiendo de su
espesor y por lo tanto resistencia, ya que estas se conectan al sistema del tal
manera que son sometidas a una presion en su cara positiva y una contrapresion
en su cara negativa, causando una deformacion en ellas, dicha deformacion
transmite una sefial mediante un sensor ubicado en el cabezal de los dispositivos
hacia sus transductores de presion, los cuales arrojan un valor porcentual de la

presion.

Figura 3. 11 Validyne y transductor de presion.

Fuente: Teixeira (2010)

Para la calibracion de dicho arreglo se seleccionaron las placas segun los
diferenciales estimados de trabajo, posteriormente se realiz6 el arreglo como se
ilustra en la figura 3.12 mediante la bomba se presurizé la entrada positiva de los
validynes llevandola segin el manémetro a la presién maxima que soportan las

placas.

Seguidamente se verifico el valor mostrado en los transductores de presion, el
cual debe arrojar una lectura de 100 representando el 100%, de no ser asi se
manipulan los transductores a través de unos tornillos de calibracion hasta que

registren esta lectura.

La entrada negativa de los validynes estaba expuesta a la atmosfera para efecto de
calibracion, por lo tanto, la lectura mostrada por el mandémetro era directamente el

diferencial de presion sentido por la placa.
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Se procedid a despresurizar el sistema (Mandmetro=0Psi), nuevamente se
verificaron los transductores de presion, que para este caso debian mostrar una
lectura de 0%, representando el limite inferior (O Psi). De no ser asi, se procede a

manipular el tornillo de calibracion para llevarlo a esta lectura.

A continuacién, se verificaron ambos limites presurizando y despresurizando el
sistema. De no registrar las lecturas esperadas se repite el procedimiento

anteriormente descrito.

Figura 3. 12 Arreglo transductores-validynes para su calibracion.

Fuente: Propia (2018)

Fase Il. Establecimiento de condiciones de ensayo para ejecucion de pruebas
de desplazamiento de fluidos en medios porosos para la obtencion de las
curvas de permeabilidad relativa empleando crudo muerto (Sin gas en
solucién)

El establecimiento de las condiciones de ensayo para la construccion de las curvas
de permeabilidad relativa empleando crudo muerto de los tapones compuestos T6-
T7 y T8-T9, se realizo llevando a cabo pruebas de desplazamiento de fluidos en
medios porosos en un simulador fisico instalado en el interior del horno (figura
3.13). Para estas pruebas en particular se aplicaron caudales de inyeccion de 0,05
cm®min, a una temperatura de 56,4 °C, en la que se iguala la viscosidad de este
crudo a la que posee a condiciones de yacimiento (con gas en solucién) y

contrapresiones de 14,69 psi.
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Figura 3. 13 Arreglo transductores-validynes para su calibracion.

Fuente: Propia

La metodologia de pruebas de desplazamiento del método para obtener las curvas
de permeabilidad relativa se resume en la figura 3.14, la cual muestra
esquematicamente el paso a paso de las pruebas, detallando los puntos que se
contabilizan durante el ensayo, que luego serian procesados para finalmente
obtener las curvas de permeabilidad relativa. Los puntos que van de P1 a P6,
fueron los puntos en los que lo que se inyect6 uno de los fluidos (agua o petréleo)
para desplazar el contenido en el tapdn (petréleo o agua) y recolectar los
volumenes desplazados de cada fluido a la salida del sistema que estan

representados por los viales W, X,Y,Z.
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Figura 3. 14 Esquema del procedimiento experimental para la determinacion de
Kr en estado no estacionario.

Fuente: PDVSA-INTEVEP (2006)

A continuacion, se describe el paso a paso de las pruebas de desplazamiento:

(@) El tapdn no consolidado previamente saturado con agua de formacion
sintética se introdujo en la celda triaxial y se presuriza al valor de presion

correspondiente.

(b) Se calibraron los transductores de presion con respecto a los manémetros,
para tomar los valores de diferencial de presion en las etapas de inyeccion

de agua y crudo.

(c) Se establecieron las condiciones de las pruebas, con una presion de
confinamiento constante de 570 psi (presion del yacimiento),

contrapresiones de 14,69 y temperatura de 56,4 °C.

(d) Se verificd que no se presentaran fugas de fluidos y que la presion de

confinamiento se mantuviera constante.

(e) Se inyectd agua de formacion sintética (contenida en uno de los cilindros

tipo piston del equipo de desplazamiento) al tapdn contenido en la celda
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triaxial, recolectando a la salida del sistema una cantidad de agua igual a
tres veces el volumen poroso del tapon a fin de garantizar el 100% de

saturacion (P1, figura 3.14).
(f) Las valvulas se manipularon para iniciar la inyeccién de crudo.

(9) Se inici6 el proceso de inyeccion de crudo (contenido en el otro cilindro
tipo piston del simulador fisico) para desplazar el agua contenida en el
volumen poroso del tapén hasta producir Unicamente petroleo indicando
que se alcanzé la saturacion de agua irreducible (Swir) (P2).
Simultaneamente, se recolectd y pesé el agua desplazada para realizar un
balance de masas y obtener el volumen para el célculo de saturaciéon de
agua irreducible y registrando el diferencial presion para la determinacion

de las permeabilidades relativas de los fluidos en este punto.

(h) Seguidamente, se recolectd a la salida del sistema una cantidad de crudo
igual a tres veces el volumen poroso del tapdn para garantizar su

saturacion.

(i) Nuevamente el sistema fue cambiado al proceso de inyeccion de agua de
formacion sintética para desplazar el crudo contenido en el volumen
poroso del tapon (P3-P6) y alcanzar la saturacion residual de crudo (Sor).
En este punto, se recolectaron varios viales graduados con el fin de
contabilizar el volumen de crudo desplazado que corresponde a las
fracciones agua/crudo obtenidas (X-Y, figura 3.14), con viales de 1, 2, 3
cm?® aproximadamente y sucesivamente (incrementando en cada paso el
volumen recolectado). Simultdneamente, por cada vial recolectado se
registro el diferencial de presion. La inyeccion de agua se realiz6 hasta que
se produjo Unicamente agua y el diferencial de presion del sistema se
mantuvo constante, indicando la llegada a la saturacién residual de crudo

(2) finalizando la prueba de desplazamiento.

Una vez finalizada las pruebas de desplazamiento, se recolectdé la data
experimental constituida por las dimensiones y propiedades petrofisicas de los

tapones de arena, viscosidades de los fluidos, volumenes de los fluidos
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desplazados y el diferencial de presion en cada uno de los puntos de recoleccion
de muestra a la salida del sistema.

Con la finalidad de obtener un mejor comportamiento de las curvas de K; para los
tapones, se implementé un modelo matematico hibrido, el cual consistio en la
modificacion de los modelos Willie y Corey & Asociados utilizando ecuaciones
del método JBN, esto debido a que la correlacion de Willie y la de Corey &
Asociados sélo toman en consideracion la saturacion de la fase mojante del
sistema para el calculo de las permeabilidades relativas de ambas fases (mojante y

no mojante).

Fase I1. Establecimiento de condiciones de ensayo para ejecucion de pruebas
de desplazamiento de fluidos en medios porosos para la obtencion de las
curvas de permeabilidad relativa empleando crudo diluido (con aceite
mineral VASSA)

En esta fase para los tapones compuestos T6-T7 y T8-T9 se llevaron a cabo
pruebas de desplazamiento fijando valores de caudal de inyeccion de 0,05

cm®min, la temperatura en 46 °C y contrapresion 14,69 psi.

Para las pruebas de desplazamiento con crudo diluido se emple6 la misma
metodologia descrita en la fase Il utilizada para crudo muerto y la data
experimental obtenida fue procesada empleando los modelos hibridos JBN-Willie
y JBN-Corey & Asociados.

Procesada la data y obtenidas las curvas de permeabilidad relativa (permeabilidad
relativa de crudo y agua vs. saturacion de agua), fueron definidos los puntos de
interés del grafico, tales como saturacion de agua irreducible, saturacion residual
de petroleo y el punto de cruce de las curvas de permeabilidad relativa de crudo y
agua, ademas se estimd la condicién de mojado de la arena tomando como

referencia las reglas de Craig.
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Fase I11. Establecimiento de condiciones de ensayo para ejecucion de pruebas
de desplazamiento de fluidos en medios porosos para la obtencion de las
curvas de permeabilidad relativa empleando crudo vivo (con gas en solucion)

En esta fase para los tapones compuestos T6-T7 y T8-T9 se llevaron a cabo
pruebas de desplazamiento fijando valores de caudal de inyeccion de 0,05
cm®min, la temperatura en 46 °C y contrapresion de 570 psi para evitar la

liberacion del gas en solucion.

Para estas pruebas de desplazamiento empleando crudo vivo se emple6 la misma
metodologia descrita en la fase Il, con la Gnica variante en el parametro del valor
de contrapresion (570 psi), por lo que fue necesario emplear dos cilindros tipo
piston Ruska, los cuales son controlados por bombas de inyeccién automaticas
Marca ISCO, que se encargaban de mantener la contrapresion y a su vez retirar el
fluido desplazado para luego manipular las valvulas y drenar los fluidos
desplazados hacia el vial recolector. El arreglo de este sistema se muestra en el

siguiente diagrama (figura 3.15).

Para finalizar la data fue procesada de igual forma que con los crudos anteriores
empleando los modelos hibridos JBN-Willie y JBN-Corey & Asociados para
obtener las curvas de permeabilidad relativa y los puntos de interés para este

trabajo especial de grado.
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Figura 3. 15 Esquema del procedimiento experimental para la determinacion de
Kr en estado no estacionario.

Fuente: Galindez (2017)
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CAPITULO IV
ANALISIS DE RESULTADOS

Esta investigacion comprendié una serie de actividades a fin de darle
cumplimiento a los objetivos planteados. En este capitulo se describen los
procedimientos realizados durante el proyecto de investigacion, con sus
respectivos resultados y analisis, fundamentados en las bases tedricas estudiadas
en capitulos anteriores con el fin de dar a conocer las metas alcanzadas una vez

finalizada la investigacion

4.1 Caracterizacion del agua de formacion sintética y crudos empleados

La caracterizacion de los fluidos se realizd mediante la medicion de algunas de
sus propiedades basicas como son la viscosidad y la densidad. La caracterizacion
de estos fluidos se llevo a cabo a dos temperaturas, una correspondiente a la
temperatura actual del yacimiento (46 °C) y la otra, la temperatura a la cual el
crudo muerto presenta el valor de la viscosidad reportada a condiciones de
yacimiento (56,4 °C), esto con el fin de emular las condiciones dinamicas reales

de los fluidos en el yacimiento.
Todos los valores de interés para esta investigacion dentro de esta seccion son
resumidos en la tabla 4.2.

4.1.1 Agua de formacion sintética

Para la formulacion del agua de formacion sintética se emple6 la composicion
quimica suministrada por PDVSA-INTEVEP, calculando las cantidades
necesarias para la preparacion de dos litros de solucién (tabla 4.1).

Una vez preparada el agua de formacion sintética se procedié a caracterizarla con

la medicién de viscosidad y densidad a las temperaturas de interés. (46 y 56,4°C).
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Tabla 4. 1 Composicion del agua de formacion

Sales Gramos
NaHCOs 8.374
Na2SO4 0.160
NaCl 2.489

CaCl2x2H20 0.734
MgCl2x6H20 0.853
BaCl2x2H.0 0.270

4.1.2 Crudo recombinado

Conociendo el valor de la RGP inicial, 42 PCN/BN asi como el de la densidad a
temperatura de yacimiento del crudo original (datos suministrado por PDVSA-
INTEVEP), se realiz6 la recombinacion de 1000 cm? de crudo muerto a 46 °C y
570 psi (presion de yacimiento) con una mezcla de gases al 90% metano y 10%
dioxido de carbono, tal como se explico en la metodologia experimental,
obteniéndose un valor RGP de 41,98 PCN/BN, los calculos pertinentes son

mostrados en el apéndice A.

Los valores de viscosidad son obtenidos de la curva de mejor ajuste mostrada en
la figura 4.1, reportando un valor de viscosidad de 10541 cP a 46 °C (temperatura
de yacimiento).
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Figura 4. 1 Viscosidad vs temperatura. Crudo vivo

Fuente: Propia (2018)

Se observa como es afectada la viscosidad para pequefios incrementos en la
temperatura lo que denota la importancia de establecer valores de temperaturas
bastantes cercano a los del yacimiento cuando se requiere emular las condiciones

dindmicas del medio poroso.

La gravedad API reportada para este crudo es de 8.5 °API a 60 °F.
4.1.3Crudo muerto

Debido a que el crudo muerto no posee gas en solucidn el cual representa
fracciones livianas de éste, su viscosidad tiende a verse afectada presentando un
aumento, la densidad también se ve afectada pero las variaciones son muy
pequefias. Para el caso de la viscosidad, este aumento es bastante notable por lo
que se debe corregir la viscosidad del crudo muerto para hacerla coincidir con la
del crudo vivo mediante un aumento de temperatura para mantener similares las

razones de movilidad dentro del medio poroso.

La reologia del fluido se efectud utilizando el redbmetro Physica MCR serie 301,
Anton Paar, como se explicd en la metodologia experimental, empleando la data

obtenida y se construyd la curva mostrada en la figura 4.2 de la cual se obtuvo la
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temperatura de 56,4 grados centigrados en la que el crudo muerto iguala la
viscosidad del crudo vivo a condiciones de yacimiento (46 °C).
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Viscosidad (cP)
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10000

0 10 20 30 40 50 60 70 80
y = 6E+13x-5561 Temperatura (°C)
R?=0,999

Figura 4. 2 Viscosidad vs temperatura. Crudo muerto

Fuente: Propia (2018)

Respecto a la figura 4.2 se observa como la viscosidad disminuye rapidamente
con pequefios aumentos de temperatura, mostrando la sensibilidad que poseen este
tipo de crudos a los cambios de temperatura, sobre todo en el rango que va de 40
°C a 60 °C, para temperaturas mayores la curva va tendiendo un comportamiento
asintético respecto al eje de las abscisas traduciéndose esto en variaciones mas

pequefias en la viscosidad por cada unidad que aumente la temperatura.

4.1.4 Crudo diluido

Para este ensayo se tomaron 6 muestras de aproximadamente 10 cm® de crudo
muerto, las cuales fueron diluidas al 0, 2, 4, 6, 10, 15, 100 en porcentaje
peso/peso con aceite mineral VASSA como se explicd en la metodologia de este

trabajo, luego a cada una de estas muestras se les midio la viscosidad a la
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temperatura de yacimiento (46 °C) obteniéndose la figura 4.3, mediante la cual se
obtuvo la curva de mejor ajuste con un porcentaje de dilucién de 2,39%
peso/peso, en el que se logra emular la viscosidad del crudo recombinado sin
variar la temperatura, posteriormente se le midio la densidad mostrada en la tabla
4.2

El valor de viscosidad obtenido a 0% de crudo y 100% aceite mineral VASSA de
representa la viscosidad del aceite mineral VASSA y no fue empleado para la

curva de mejor ajuste.

Luego, se prepararon 1000 cm? de crudo diluido para ser empleados durante las

pruebas, los calculos pertinentes a las diluciones se encuentran en el apéndice B.
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Figura 4. 3 Viscosidad vs porcentaje diluido.

Fuente: Propia (2018)
En cuando a la figura 4.3 se observa que, para bajos porcentajes de diluente

empleado, se afecta considerablemente la viscosidad de la mezcla, esto se puede

atribuir a que el solvente VASSA a 46 grados centigrados posee una viscosidad de

64



0,783 cP bastante inferior a la del crudo muerto lo que reduce drasticamente la
viscosidad del crudo con bajas adiciones de aceite VASSA.

A continuacién, se muestra una tabla resumen (tabla 4.2) de la caracterizacion de

los fluidos empleados durante el desarrollo de este trabajo.

Tabla 4. 2 Propiedades de los fluidos

Fuente: Propia (2018)

Fludo | T(C) | p(cP) P | oppl
(gricm®)
Agua 46,0000 1,0000 1,0011 A
sintética 56,4000 0,8900 0,9932
Crudo 46,0000 |31561,0000| 1,0861
8,5000
muerto 56,4000 10527,00 | 0,9892
Crudo
_ 46,00000 | 10541,00 | 1,0934 |8,4700
recombinado
Crudo
o 46,000 10500,00 | 1,0725 |8,5300
Diluido

N/A: No Aplica. T: temperatura p: viscosidad p: densidad

El incremento de temperatura para el caso de la viscosidad y la densidad del agua
de formacion sintética no significO mayores variaciones con respecto a los valores
determinados, es decir, a pesar del incremento de temperatura (10,4 °C) que se
realizd para emular las condiciones dinamicas de los fluidos en el yacimiento, sus
caracteristicas se mantuvieron practicamente similares. Por otra parte, se observo
que este mismo aumento de temperatura de 10,4 °C, afectd drasticamente la
viscosidad del crudo, como era de esperar para un fluido de esta naturaleza,
reduciéndola en casi 22000 cP aproximadamente, lo que implica que, al aumentar
la temperatura se disminuye notablemente la viscosidad lo que permitié emular
los valores de viscosidad del crudo vivo. También se observo, que la densidad y la
gravedad °API del crudo no presentaron cambios significativos para el aumento

de temperatura.
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4.2 Preparacion y caracterizacion de los tapones de arena

De los 5 tapones armados fueron seleccionados 4 tapones (T6, T7, T8, T9) debido
a que poseian las mejores propiedades de permeabilidad y porosidad con respecto

al resto, estos valores son mostrados en tabla 4.3.

Tabla 4. 3 Propiedades de los tapones individuales

Fuente: Propia (2018)

tapones | Ms (gr) L (cm) D (cm) (:::3) D (%) Ka(D)
T5 82,00 4,20 3,98 14,30 217,37 2,61
T6 107,93 5,75 3,68 18,48 30,22 3,22
T7 92,00 5,26 3,81 20,54 34,25 3,56
T8 85,30 5,30 3,53 15,40 29,69 2,89
T9 94,50 4,70 3,47 16,10 36,22 4,10

Ms: masa seca, L: longitud, D: diametro, Vp: volumen poroso, @: porosidad, Ka:

permeabilidad absoluta

Se observa que los tapones de arena no consolidada estudiados presentan una
buena porosidad presentando rangos de entre 28 % y 35 % Yy permeabilidades

altas que en promedio superan los 3 darcies alcanzando hasta los 4 darcies.

Una vez armados los tapones de a pares T6-T7 y T8-T9, donde la nomenclatura
empleada refleja cémo fueron combinados los tapones. Se procediéo a
caracterizarlos midiendo sus dimensiones (altura y diametro), peso seco y peso
saturado para el calculo del volumen poroso mediante una diferencia de masas y
tomando la densidad del agua destilada a temperatura de laboratorio como 1

gr/cm® y permeabilidad (tabla 4.4).

Debido a que estos nuevos tapones no poseian las dimensiones adecuadas para
medir su permeabilidad absoluta empleando el equipo CMS, como fue en el caso
de los tapones individuales, una vez montados en la celda de desplazamiento,

como se explicé en la metodologia experimental, se les hizo circular agua a
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diferentes tasas y mediante la ley de Darcy se obtuvo sus permeabilidades
absolutas, resultados reportados en el apéndice C.

Se observa que fueron obtenidas permeabilidades y porosidades dentro de un
rango aceptable, lo que permitié establecer relaciones mas precisas entre los
resultados obtenidos

Tabla 4. 4 Propiedades de los tapones compuestos.

Fuente: Propia (2018)

TC Ms (gr) | Msat(gr) |L(cm) | D(cm) |Vp(cm®)| @ (%) | Ka(D)
T6-T7 | 222,30 260,34 11,01 3,71 38,04 31,96 3,30
T8-T9 | 174,60 204,65 9,22 3,69 30,05 30,48 3,36

TC: tapon compuesto, Ms: masa seca, L: longitud, D: diametro, Vp: volumen

poroso, @: porosidad, Ka: permeabilidad absoluta

4.4 Curvas de permeabilidad relativa para crudo recombinado

Se realizé el montaje de la prueba con crudo recombinado en las que se

establecieron las siguientes condiciones de trabajo:

Temperatura de la prueba 46 °C, presion de confinamiento 1000 psi y presion
interna de los fluidos 570 psi, empleando una contra presion en la salida de la
celda igualmente de 570 psi, y un caudal de inyeccion de 0.05 cm®/min, dichas
condiciones se mantuvieron para las dos pruebas realizadas con este crudo
(tapones compuestos T6-T7 y T8-T9).

Luego de finalizar el ensayo se empled el modelo MDC (Imbibicién) ya que
presenta el mejor ajuste en la construccion de las curvas de permeabilidad relativa

con estos crudos de gran viscosidad (mayores a 10000 cP).
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Tapon T6-T7 (crudo recombinado)

Finalizada la prueba fue procesada la data y aplicando el modelo MDC
(Imbibicion) se construyo las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la

figura 4.4.
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Saturacion de agua (fr)
i K10-CV e K 1w

Figura 4. 4 Curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T6-T7 (crudo
recombinado) Revisar las curvas

Fuente: Propia (2018)

Se puede observar que presenta una saturacion de agua irreducible del 13 % vy
saturacion de crudo residual del 47% mostrando un punto de corte en una
saturacion de agua del 47%, lo que implica que basados en las reglas de Craig, la
muestra presenta un mojado intermedio tendiendo a ser mojado por crudo.

Ademas de un factor recobro del 46,3%.
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Tapon T8-T9 (crudo recombinado)

Finalizada la prueba fue procesada la data y aplicando el modelo MDC
(Imbibicion) se construyd las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la
figura 4.5.
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Figura 4. 5 Curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T8-T9 (crudo
recombinado).

Fuente: Propia (2018)

Se observa que presenta una saturacion de agua irreducible del 13,3 %, saturacién
de crudo residual del 47% y mostrando un punto de corte en una saturacion de
agua del 46,5% aproximadamente, presentando en base a las reglas de Craig un
mojado intermedio tendiendo a mojado por el crudo. Ademéas de un factor de
recobro del 40%,

En comparacion con el tapdn T6-T7 se observa que se mantiene una semejanza en
los end points de las curvas, lo que permitié validar los resultados obtenidos en

ambas pruebas, se muestra una tabla resumen con los puntos de interés (tabla 4.5).

69



Tabla 4. 5 resultados de las pruebas de desplazamiento (crudo recombinado)

Fuente: Propia (2018)

Tapon Swirr Sor Punto de
com puesto (fraccion) (fraccion) Fr (%) corte Mojabilidad
P (Sw, %)
T6-T7 0,13 047 4630 | 4700 | Intermedio-
crudo
T8-T9 0,13 0,47 51,60 46,50 | Intermedio-
crudo

Swirr: saturacién de agua irreducible; Sor: Saturacién de crudo residual; Sw:

saturacion de agua

4.5 Curvas de permeabilidad relativa para crudo muerto

Se realizé el montaje de la prueba con crudo muerto en las que se establecieron las

siguientes condiciones de trabajo:

Temperatura de la prueba 56,4 °C, la cual es necesaria para emular las
viscosidades del crudo recombinado, presion de confinamiento 570 psi y presion
interna de los fluidos 14,7 psi, ya que este sistema no posee gas en solucion no se
requeria de presiones de yacimiento dentro del medio poroso, y un caudal de
inyeccion de 0,05 cm®min, estas condiciones se mantuvieron para las dos pruebas

realizadas con este crudo (tapones compuestos T6-T7 y T8-T9).

Luego de finalizar el ensayo se emple6 el modelo MDC (Imbibicion), ya que
presenta el mejor ajuste en la construccion de las curvas de permeabilidad relativa

con estos crudos de gran viscosidad (mayores a 10000 cP).
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Tapon T6-T7 (crudo muerto)

Finalizada la prueba fue procesada la data y aplicando el modelo MDC
(Imbibicion) se construyo las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la

figura 4.6.
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Figura 4. 6 Curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T6-T7 (crudo
muerto)

Fuente: Propia (2018)

Se puede observar que presenta una saturacion de agua irreducible del 12% y
saturacion de crudo residual del 29%, mostrando un punto de corte a una
saturacion de agua del 50%, presentando en base a las reglas de Craig una
preferencia de mojado intermedio. Ademas, se logré un factor recobro del 67%.

Tapon T8-T9 (crudo muerto)

Finalizada la prueba fue procesada la data y aplicando el modelo MDC
(Imbibicion), se construyo las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la

figura 4.7
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Figura 4. 7 Curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T8-T9 (crudo
muerto)

Fuente: Propia (2018)

Se puede observar que presenta una saturacion de agua irreducible del 12 % y
saturacion de crudo residual del 29%, mostrando un punto de corte a una
saturacion de agua del 50%, presentando en base a las reglas de Craig una
preferencia de mojado intermedio. Ademas, se logré un factor recobro del 67%.

La figura 4.7 muestra bastante semejanza a las curvas de permeabilidad relativa
presentada en la figura 4.6 lo que es un indicador del correcto desarrollo de las

pruebas, se muestra un resumen con los valores de interés obtenidos (tabla 4.6).
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Tabla 4. 6 Resultados de las pruebas de desplazamiento (crudo muerto)

Fuente: Propia (2018)

. Punto de
Tapon Swirr Sor o
» » Fr (%) corte Mojabilidad
compuesto | (fraccion) (fraccion)
(Sw, %)
T6-T7 0,12 0,29 67,0 50 Intermedio
T8-T9 0,12 0,30 66,00 50,00 Intermedio

Swirr: saturacion de agua irreducible; Sor: Saturacion de crudo residual; Sw: saturacién de agua.

4.6 Curvas de permeabilidad relativa para crudo diluido

Se realiz6 el montaje de la prueba con crudo diluido en las que se establecieron las
siguientes condiciones de trabajo:

Temperatura de la prueba 46 °C, la cual representa a temperatura del yacimiento,
presion de confinamiento 570 psi y presion interna de los fluidos 14,7 psi, ya que
este sistema no posee gas en solucidn no se requirio de presiones de yacimiento
dentro del medio poroso, caudal de inyeccion de 0,05 cm®/min, y el crudo fue
diluido al 2,39 % peso/peso para logra emular las viscosidades requerida en esta
prueba manteniendo conservando la temperatura original. Estas condiciones se
mantuvieron para las dos pruebas realizadas con este crudo (tapones compuestos
T6-T7y T8-T9).

Luego de finalizar el ensayo se empled el método hibrido el modelo MDC
(Imbibicion) ya que presenta el mejor ajuste en la construccion de las curvas de

permeabilidad relativa con estos crudos de gran viscosidad (mayores a 10000 cP).

Tapén T6-T7 (crudo diluido)

Finalizada la prueba fue procesada la data y aplicando el modelo MDC
(Imbibicion), se construy6 las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la

figura 4.8
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Figura 4. 8 Curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T6-T7 (crudo
diluido)

Fuente: Propia (2018)

Se puede observar que presenta una saturacion de agua irreducible del 14% y
saturacion de crudo residual del 42%, mostrando un punto de corte a una
saturacion de agua del 49,5%, presentando en base a las reglas de Craig una

preferencia de mojado intermedio. Ademas, se logré un factor recobro del 50%.

Tapoén T8-T9 (crudo diluido)

Finalizada la prueba, fue procesada la data y el modelo MDC (Imbibicion) se

construyeron las curvas de permeabilidad relativa mostrada en la figura 4.9.
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Figura 4. 9 curva de permeabilidad relativa tap6n compuesto T8-T9 (crudo
diluido)

Fuente: Propia (2018)

Se puede observar que presenta una saturacion de agua irreducible del 14% y
saturacion de crudo residual del 41%, mostrando un punto de cruce a una
saturacion de agua del 49,5%, presentando en base a las reglas de Craig una
preferencia de mojado intermedio. Ademas, se logré un factor de recobro del
51%.

La figura 4.9 muestra bastante semejanza a las curvas de permeabilidad relativa
mostrada en la figura 4.8 lo que es un indicador del correcto desarrollo de las
pruebas, se muestra una tabla resumen (tabla 4.7) con los valores de interés

obtenidos.
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Tabla 4. 7 Resultados de las pruebas de desplazamiento (crudo diluido).

Fuente: Propia (2018)

Tapon Swirr Sor Punto de corte o
y y Fr (%) Mojabilidad
compuesto | (fraccion) | (fraccion) (Sw, %)
T6-T7 0,14 0,42 50,0 49,5 Intermedio
T8-T9 0,14 0,43 50,70 49,50 Intermedio

Swirr: Saturacién de agua irreducible; Sor: Saturacion de crudo residual; Sw:

Saturacion de agua.

4.7 Comparacion de las curvas de permeabilidad relativa para las dos

muestras estudiadas (T6-T7)

Se procedié a agrupar las curvas de permeabilidad relativa por muestra T6-T7

para crudo recombinado, muerto y diluido (figura 4.10).
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Figura 4. 10 Curvas de permeabilidad relativa, tapdn compuesto T8-T9 (crudo
recombinado, muerto y diluido diluido).

Fuente: Propia (2018)
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Las comparaciones que se realizaron toman como referencia la curva de crudo
recombinado debido a que es la que mejor representa las condiciones reales del

yacimiento.

En los ensayos realizados para el tapdn T6-T7 se observé que los puntos de corte
entre las curvas de permeabilidad relativa se mantienen semejantes arrojando una
tendencia de mojado intermedio, sin embargo, cabe destacar que el punto de corte
para el crudo recombinado tiende a desplazarse a al izquierdo en un 4%

aproximadamente.

Las saturaciones de agua irreducible presentan un rango similar, no varian en mas
del 1% con respecto a la curva de crudo recombinado lo que es un valor aceptable,
sin embargo, cabe destacar que la curva de crudo muerto es la que presentd Swirr
menor, esto se le puede atribuir al efecto combinado del aumento de temperatura y

la reduccion de la tension interfacial producto de esto.

En cuanto a las saturaciones de crudo residual, se realizaron dos pruebas a 46 °C ,
una fue con crudo recombinado y la otra, crudo diluido que emulaba la viscosidad
del anterior, en las que se obtiene un valor de crudo residual (Sor) del 46% y 42%
respectivamente, encontrandose una variante de 4 % lo cual podemos atribuir a
las interacciones roca fluido como lo son las fuerzas capilares las cuales se ven
afectadas por la densidad de estos, sin embargo presenta valores muy
aproximados a diferencia del ensayo con crudo muerto el cual presenté un Sor de
29%, bastante inferior a las pruebas anteriores , este experimento fue corrido a
56,4 °C para lograr emular la viscosidad del crudo vivo lo que pudo afectar a las
tensiones interfaciales, disminuyéndola, logrando que el fluido desplazante (agua)
lograra desplazar un mayor volumen de crudo por lo que el resultado final de esta

curva se aleja al del promedio.

Los factores de recobro presentados van desde 46% hasta 50%, los que se
consideran altos para un crudo de estas caracteristicas sometidos a inyeccion de

agua, por lo que debemos destacar que son pruebas a escala de laboratorio y
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condiciones controladas que tratan de emular el comportamiento real de un

yacimiento y toda la complejidad que conlleva este.

Se muestra una tabla resumen (tabla 4.8) en las que se destacan los valores de

interés para este estudio.

Tabla 4. 8 Resultados de las pruebas de desplazamiento tapon T6-T7 (crudo
recombinado, muerto y diluido)

Fuente: Propia (2018)

Swirr Sor Punto de corte L
Crudo » » Fr (%) Mojabilidad
(fraccion) | (fraccion) a Sw(,%)
_ intermedio-
Recombinado 0,13 0,46 46,3 47
crudo
Muerto 0,12 0,29 67,0 50 intermedio
Diluido 0,14 0,42 50,0 49,5 intermedio

Swirr: Saturacion de agua irreducible; Sor: Saturacion de crudo residual; Sw:

Saturacion de agua.

4.8 Comparacion de las curvas de permeabilidad relativa para las dos
muestras estudiadas (T8-T9)

Se procedié a agrupar las curvas de permeabilidad relativa por muestra T8-T9
para crudo recombinado, muerto y diluido (figura 4.11).
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Figura 4. 11 Curvas de permeabilidad relativa tapdn compuesto T8-T9 (crudo
recombinado, muerto y diluido diluido)

Fuente: Propia (2018)

Las comparaciones que se realizaron toman como referencia la curva de crudo
recombinado debido a que es la que mejor representa las condiciones reales del

yacimiento.

En los ensayos realizados para el tapdn T8-T9 se observé que los puntos de corte
entre las curvas de permeabilidad relativa se mantienen semejantes arrojando una
tendencia de mojado intermedio, sin embargo, cabe destacar que el punto de corte
para el crudo recombinado tiende a desplazarse a al izquierdo en un 4%

aproximadamente.

Las saturaciones de agua irreducible también presentan un rango similar, no
varian en no mas del 1% con respecto a la curva de crudo recombinado lo que es
un valor aceptable, sin embargo, cabe destacar que la curva de crudo muerto es la
que presentd Swirr menor, esto se le puede atribuir al efecto combinado del
aumento de temperatura y la reduccion de la tension interfacial producto de esto.
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En cuanto a las saturaciones de crudo residual, se realizaron dos pruebas a 46 °C,
una fue con crudo recombinado y la otra, crudo diluido que emulaba la viscosidad
del anterior, en las que se obtiene un valor de crudo residual (Sor) del 48% y 43%
respectivamente , encontrandose una variante de 5 % la cual podemos atribuir al
resto de interacciones roca fluido como lo son las fuerzas capilares las cuales se
ven afectadas por la densidad de estos, sin embargo presenta valores muy
aproximados a diferencia del ensayo con crudo muerto el cual present6 un Sor de
30%, bastante inferior a las pruebas anteriores , este experimento fue corrido a
56,4 °C para lograr emular la viscosidad del crudo lo que pudo afectar a las
tensiones interfaciales, disminuyéndola , logrando que el fluido desplazante
(agua) lograra desplazar un mayor volumen de crudo por lo que el resultado final

de esta curva se aleja del promedio y se podria decir que no es representativa.

Los factores de recobro presentados van desde 44% hasta 66%, los que se
consideran altos para un crudo de estas caracteristicas sometidos a inyeccion de
agua, por lo que debemos destacar que son pruebas a escala de laboratorio y
condiciones controladas que trata de emular el comportamiento real de un

yacimiento.

Se muestra una tabla resumen (tabla 4.9) en las que se destacan los valores de

interés para este estudio.

Tabla 4. 9 Resultados de las pruebas de desplazamiento tapon T8-T9 (crudo
recombinado, muerto y diluido)

Fuente: Propia (2018)

Swirr Sor Punto de corte -
Crudo » » Fr (%) Mojabilidad
(fraccion) | (fraccidn) a Sw (%)
) intermedio-
Recombinado 0,13 0,47 51,60 46,50
crudo
Muerto 0,12 0,30 66,00 50,00 intermedio
Diluido 0,14 0,43 50,70 49,50 intermedio

Swirr: Saturacién de agua irreducible; Sor: Saturacion de crudo residual; Sw: saturacién de agua.
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CONCLUSIONES

La naturaleza del crudo muerto conlleva a emplear una metodologia
experimental ajustada en cuanto a las condiciones operacionales, ya que afecta
en gran medida el desarrollo de las curvas de permeabilidad relativa y por ende
la representatividad de las mismas, dado el impacto de la viscosidad del fluido

en los resultados.

La curva de permeabilidad relativa més representativa fue la obtenida a partir
del empleo de crudo recombinado ya que agrupé la mayor cantidad de factores
reales del yacimiento, los cuales coexisten dentro del complejo sistema arena-
fluido.

En los sistemas evaluados con crudo diluido y crudo muerto, fue posible
generar curvas de permeabilidad relativa representativas al ser comparadas con
las obtenidas con crudo recombinado por lo que, tomando en consideracion
algunas variables operacionales adicionales es factible emplear este tipo de
fluidos para el desarrollo de las curvas a fin de obtener resultados
representativos. En particular, para los sistemas estudiados se aprecié que al
emplear este fluido, el factor de recobro tiende a aumentar en un 4%

aproximadamente.

El aumento de temperatura empleado en las pruebas con crudo muerto para
emular la viscosidad, result6 en una reduccion notable del Sor, evidenciando la

sensibilidad del sistema a los cambios de temperatura.

Para todos los sistemas estudiados se evidencid una preferencia de mojado

intermedio.

El modelo hibrido MDC se presenta como un excelente a ser aplicado en

sistemas de arenas no consolidada asociados a crudo extrapesado.
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RECOMENDACIONES

Realizar un estudio de las fuerzas que interactian en el sistema de arena no
consolidada con crudos muertos y diluidos para tratar de encontrar el punto de
equilibrio que logre emular el comportamiento del crudo recombinado

extrapesado asociados a arenas no consolidadas.

Evaluar la metodologia aplicada en este trabajo especial de grado, con diferentes
arenas no consolidadas y crudos extrapesados para estudiar la posibilidad de

desarrollar pardmetros de ajustes entre las curvas de permeabilidad relativa.

Estudiar los efectos de la temperatura sobre las curvas de permeabilidad relativa
en un sistema con crudo extrapesado-diluido variando la temperatura y
manipulando el porcentaje de dilucién para mantener la viscosidad del crudo con
la finalidad de observar como la temperatura actta sobre el resto de las fuerzas

presentes en el sistema.

Determinar el efecto de los asfaltenos en el sistema, ya que estos también tienen
una fuerte incidencia en la condicion de mojado de las arenas no consolidadas que

estan asociadas a crudo extrapesado.

Evaluar los efectos de diferentes diluyentes empleados en la industria petrolera en
crudos extrapesados sobre la construccion de curvas de permeabilidad relativa,
con la finalidad de observar como estos afectan las interacciones en arenas no

consolidadas bajo las mismas condiciones de viscosidad y temperatura.
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APENDICES

Apéndice A. Recombinacion del crudo

° Definicion del volumen de crudo a recombinar

2000 cm? de crudo sin gas en solucion

o Definicion del volumen de gas para recombinar 2000 cm? de crudo
Se emplea la ecuacion 3.2 para obtener el volumen de gas a utilizar para la
recombinacion a condiciones normales

__ 422000

i = 14960,99 cc

L.6li6
En donde:
RGP= 42 PCN/BN
Factor de conversion = 5,6146
o Caélculo del factor de compresibilidad de la mezcla de gases (Z)

Tabla A.1 composicion del gas

Fuente: Cengel Y. (2008)

Composicion del
Gas

Componente | Yi Tc(R) | Pc(Psia)

CHas 0,9 343,9 673

CO2 0,1 547,5 1071

Conociendo la composicion del gas y la temperatura critica y presion critica de
cada componente (Tabla A.1) se emplean las ecuaciones 3.3 y 3.4 para obtener la

temperatura pseudocritica y la presidn pseudocritica respectivamente.

Temperatura pseudocritica
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Tsc=09%3439 + 0.1 5475 = 36426 R

Presidn Pseudocritica

Pgse =09=673+0.1=1071 = 712.8 Psia

Se emplea la correccion de Wichert y Katz (Ecuacién 3.5)

Fsk =120+ (0.1%° —0.1%%) = 12.09

Se corrige la temperatura pseudocritica y la presion pseudocritica empleando las
ecuaciones 3.6 y 3.7 respectivamente

Temperatura pseudocritica corregida
Tsc*=364.26 — 12.09 = 352.17 R
En donde:
Fsk: 12.09
Tsc: 364.26 R

Presion pseudocritica corregida

7128 = (364.26 — 12.09]
Psc* = = 689.13 Psia
36426

En donde:

Fsk: 12.09

Tsc: 364.26 R

Psr: 712.8 Psia

Para posteriormente obtener la temperatura pseudoreducida y presion

pseudoreducida empleando las ecuaciones 3.8 y 3.7 respectivamente.

Temperatura pseudoreducida

534,87
sr = =1
35217

En donde:

Tsc*=352.17
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Temperatura de la mezcla de gases: Temperatura de laboratorio: 24°C: 534,87 R

Presion pseudoreducida

5847

Psr = = 4
689.13

En donde

Presion de la mezcla de gases: 584,7 Psia

Psc*: 689.13

Con estos dos valores (Psry Tsr) se utiliza la Figura 3.1 para hallar el valor del
factor de compresibilidad de la mezcla de gases (Z).
Obteniendo un factor Z de 0,93.

o Se emplea la ecuacion 3.13 para obtener el volumen requerido de gas a

condiciones de la mezcla para obtener la RGP deseada

0,93 = 14,7 psi = 14960,99 ccx 297,15 K
Vi, = = 36932 cc
N 570 psi= 288,71 K

En donde:

V2: volumen a condiciones de la mezcla de gases (cc)
V1: 14960,99 cc

P2: 570 psi

P1: 14,7 psi segin normas API.

T2:24°C= 297,15K

T1: 288,71 K seglin normas API.
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. Calculo de la RGP del crudo recombinado

Se emplea la ecuacion 3.18 para llevar el volumen de gas recolectado a
condiciones normales

Vi 664 =25 =288,71
I_ =
750,0617 = 297,15

= 21,50 cc

Donde:

Va: 25 cm®

Pa: 664 mmHg

Ta:24°C= 297,15 K

Pi: 750,0617 mmHg segin normas API
Ti: 288,71 K segun normas API

La masa de crudo se obtiene a través de la ecuacion 3.15
Mc =106,35-103,45 = 2,90 grs

Donde:

Mvf: 106,35 grs

Mvi: 103,45 grs

Para el volumen de crudo se emplea la ecuacién 3.16

2,90
= = 2,86 cc
1,0125
Donde:
Mc: 2,90 grs
pcrudo - 1,0125 grs/cm®
Se obtiene la RGP con la ecuacién 3.18
RGP =5,6146 + —— = 42,21

x

Donde:
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Vi: 21,50 cm®
Vc: 2,86 ¢cm?3

Factor de conversién a PCN/BN =5,6146
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Apeéndice B. Dilucion del crudo

o
25.3

%D = — = 100 = 0% Ec. (3.1)

donde:
%D = porcentaje peso/peso de diluyente.
Mv =0 grs.

Mc = 25,3.
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Apéndice C. Célculos para obtener la permeabilidad y porosidad

Permeabilidad Tap6n compuesto T6-T7

Son mostrados los calculos tipo para el tapdn compuesto T6-T7, mientras que
para el tapon T8-T9 se mostraran directamente las tablas con los valores para la

medicion y las correlaciones para su obtencion.

Basandose en la ley de Darcy y sabiendo que la pendiente de la recta obtenida con
el grafico (Figura B.1) es la relacion entre las tasas de flujo y el diferencial de

presion, se calcula la permeabilidad absoluta al agua.

Sabiendo que la pendiente de la recta es (m) = j—g = 3,2369, que la celda posee

una longitud de 11,01 cm y un &rea transversal al flujo de 10,8103 cm?, se
sustituyen los valores en la ecuacion 2.6 y se obtiene el valor de la permeabilidad

como se muestra a continuacion:

3,2369%1+=11,01
B 10,8103

=330D

Tabla C.1 Valores para la medicion de la permeabilidad al gas del tapon
compuesto T6-T7

Fuente: Propia

Q(cm¥min) | Q(cm?/s) AP(psi) AP(atm)
1 0,02 0,08 0,01
2 0,03 0,15 0,01
3 0,05 0,23 0,02
5 0,08 0,39 0,03
8 0,13 0,60 0,04
10 0,17 0,76 0,05
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Permeabilidad al agua

0,18
0,16 + - A~
X v =3,2369x%-0,0005 _~
0.14 R? = 0,0995 v
= 0,12 _/_/’
% 01 >
8008 _
9 006 -
-~
0,04 p
0,02 >
0
0 0,01 0,02 0,03 0,04 0,05 0,06
AP (atm)

Figura C.1 Correlacién para la obtencion de la permeabilidad al gas del tapon
compuesto T6-T7
Fuente: Propia (2018)

Permeabilidad Tap6n compuesto T6-T7

Tabla C.2 Valores para la medicion de la permeabilidad al agua del tapén
compuesto T8-T9
Fuente: Propia

Q(cm3min) | Q(cm?d/s) AP(psi) AP(atm)
1 0,02 0,06 0,00
2 0,03 0,12 0,01
3 0,05 0,19 0,01
5 0,08 0,31 0,02
8 0,13 0,51 0,03
10 0,17 0,62 0,04
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Permeabilidad al agua

0,16 L2

y=3,9003x + 0,0002 4
014 ) &
R*=0,9994 -

—GO.]? - 5

0 0,01 0,02 0,03 0,04 0,05

AP (atm)

Figura C.2 Correlacién para la obtencion de la permeabilidad al gas del tapon
compuesto T8-T9
Fuente: Propia (2018)

Porosidad
Se desarrollaran los célculos para la obtencion de la porosidad del tapdn

compuesto T6-T7

£ ogua

(260,34 — 222,3)er
Vp = = 38,04 cc
1,001gr/ecc

(3,71)°
4

Vt=m=

#11,01 = 119,02 cc

0= 38,02 cc
115,02 co

= 31,96 % Ec. (2.3)
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Apéndice D. Data y célculo tipo para la generacién de las curvas de
permeabilidad relativa.
Tapén T6-T7 crudo muerto

Tabla D.1 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo muerto

para el tapdn compuesto T6-T7

Fuente: Propia

Drenaje

Fraccion (i) | Vt(i) (cm®) | Vw(i) (cm®) | Vo(i) (cm®) DP (psi)
1 87 31 53 43,6834895

Fraccion (i) | Vt(i) (cm®) | Vw(i) (cm®) | Vo(i) (cm®) DP (psi)
1 0,49 0,00 0,49 17,58
2 3,08 1,00 2,08 12,56
3 3,11 0,93 2,18 8,31
4 7,42 3,73 3,69 2,94
5 8,77 6,59 2,18 0,91
6 17,85 15,40 2,45 0,30
7 37,34 33,91 3,43 0,29
8 55,00 52,50 2,50 0,29
9 80,00 78,20 1,80 0,29
Total 213,06 192,25 20,81
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Tabla D.2 Valores obtenidos mediante el método MDC- Corey y Asociados -
Imbibicion tapo compuesto T6-T7 crudo muerto
Fuente: Propia

Método MDC Corey y Asociados -
Imbibicién

Viotal Sw(i) S Kro Krw
4,24 0,12 0,00 0,98 0,00
4,73 0,13 0,02 0,92 0,00
6,81 0,19 0,08 0,63 0,02
8,99 0,26 0,15 0,41 0,05
8,32 0,24 0,13 0,47 0,04
9,15 0,26 0,16 0,40 0,05
10,40 0,30 0,20 0,31 0,08
12,68 0,36 0,27 0,19 0,12
14,87 0,42 0,34 0,11 0,18
17,32 0,49 0,42 0,05 0,25
20,75 0,59 0,53 0,02 0,36
23,25 0,66 0,61 0,01 0,46
25,05 0,71 0,67 0,00 0,53
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Tapon T6-T7 crudo recombinado

Tabla D.3 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo

recombinado para el tapdn compuesto T6-T7

Fuente: Propia (2018)

Drenaje

Fraccion (i) V(i) (cm®) | Vw(i) (cm®) | Vo(i) (cm®) DP (psi)

1 80,6 30,6 50 49
Fraccion (i) V(i) (cm®) | Vw(i) (cm®) | Vo(i) (cmd) DP (psi)

1 1,31 0,00 1,31 79

2 2,93 0,00 2,93 66

3 3,66 0,00 3,66 45

4 6,33 2,87 3,45 45

5 6,14 4,83 1,30 41

6 10,45 8,94 151 43

Total 30,82 16,65 14,17

Tabla D.4 Valores obtenidos mediante el método MDC- Corey y Asociados -
Imbibicién tapo compuesto T6-T7 crudo recombinado
Fuente: Propia

Método MDC Corey y Asociados -
Imbibicién
Viotal Sw(i) S Krg Kro
4,62 0,13 0,00 0,98 0,00
5,93 0,17 0,04 0,67 0,01
8,86 0,25 0,14 0,26 0,04
12,52 0,36 0,26 0,07 0,11
15,98 0,45 0,37 0,02 0,20
17,28 0,49 0,41 0,01 0,24
18,79 0,53 0,46 0,00 0,29
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Tapon T8-T9 crudo diluido
Tabla D.11 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo diluido

para el tapon compuesto T8-T9

Fuente: Propia

Drenaje

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)

1 87 25,9 60,5 3,24
Imbibicion

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)
1 1,30 0,00 1,30 28,45
2 2,65 0,00 2,65 27,43
3 3,39 1,08 2,31 13,4
4 5,08 2,98 2,10 10,5
5 10,79 9,39 1,40 10,2
6 54,15 52,85 1,30 7,35
7 27,04 25,84 1,20 7,34
8 81,24 80,37 0,87 6,95

Total 185,65 172,52 13,13

Tabla D.7 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo muerto
para el tapon compuesto T8-T9
Fuente: Propia

Drenaje

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)

1 87 26,5 60,5 23,68
Imbibicion

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)
1 0,55 0,00 0,55 15,56
2 2,65 0,00 2,65 14,65
3 3,39 1,08 2,31 6,67
4 5,08 3,40 1,68 4,87
5 10,79 8,75 2,04 3,78
6 54,15 52,05 2,10 2,34
7 27,04 24,48 2,56 13
8 81,24 77,53 3,71 1,38

Total 184,90 167,29 17,61
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Tabla D.8 Valores obtenidos mediante el método MDC- Corey y Asociados -
Imbibicion tapo compuesto T8-T9 crudo muerto

Fuente: Propia

Metodo MDC Corey y Asociados -
Imbibicién

Viotal Sw(i) S Kro Krw
3,55 0,12 0,00 0,98 0,00
4,10 0,14 0,02 0,89 0,00
6,75 0,22 0,12 0,51 0,03
9,06 0,30 0,21 0,29 0,08
10,74 0,36 0,27 0,19 0,12
12,78 0,43 0,35 0,10 0,19
14,88 0,50 0,43 0,05 0,26
17,44 0,58 0,52 0,02 0,36
21,16 0,70 0,66 0,00 0,52

Tapon T8-T9 crudo recombinado

Tabla D.9 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo
recombinado para el tapdn compuesto T8-T9

Fuente: Propia

Drenaje

Fraccion (i) Vi(i) (mh) | Vw(i) (mD) | Vo(i) (ml) DP (psi)

1 79,37 29,370 50 56
Fraccion (i) V(i) (ml) | Vw(@i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)

1 3,35 0,00 3,35 71

2 5,09 0,01 5,08 61

3 4,40 2,80 1,60 53

4 5,49 4,07 1,43 44

5 5,90 5,77 0,12 45

6 27,93 27,36 0,56 37

7 19,79 19,66 0,13 45

8 50,90 50,00 0,90 43

Total 122,85 109,67 13,18
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Tabla D.10 Valores obtenidos mediante el método MDC- Corey y Asociados -
Imbibicion tapo compuesto T8-T9 recombinado

Fuente: Propia

Metodo MDC Corey y Asociados -
Imbibicidn
Viotal Sw(i) S Kro Krw
4,50 0,13 0,00 1,00 0,00
7,85 0,23 0,11 0,34 0,03
10,45 0,31 0,20 0,13 0,08
11,86 0,35 0,25 0,07 0,11
12,93 0,38 0,29 0,05 0,14
14,53 0,43 0,34 0,02 0,18
15,96 0,47 0,39 0,01 0,22
17,00 0,50 0,43 0,01 0,25

Tapon T8-T9 crudo diluido

Tabla D.11 Valores obtenidos en las pruebas de desplazamiento con crudo diluido
para el tapon compuesto T8-T9

Fuente: Propia

Drenaje

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)

1 87 25,9 60,5 3,24
Imbibicion

Fraccion (i) | Vt(i) (ml) | Vw(i) (ml) | Vo(i) (ml) DP (psi)
1 1,30 0,00 1,30 28,45
2 2,65 0,00 2,65 27,43
3 3,39 1,08 2,31 13,4
4 5,08 2,98 2,10 10,5
5 10,79 9,39 1,40 10,2
6 54,15 52,85 1,30 7,35
7 27,04 25,84 1,20 7,34
8 81,24 80,37 0,87 6,95

Total 185,65 172,52 13,13
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Tabla D.12 Valores obtenidos mediante el método MDC- Corey y Asociados -
Imbibicion tapo compuesto T8-T9 diluido

Fuente: Propia

Metodo MDC Corey y Asociados -
Imbibicién

Viotal Sw(i) S Kro Krw
4,15 0,14 0,00 1,00 0,00
5,45 0,18 0,05 0,70 0,01
8,10 0,27 0,15 0,31 0,05
10,41 0,35 0,24 0,14 0,10
12,51 0,42 0,32 0,07 0,16
13,91 0,46 0,38 0,04 0,21
15,21 0,51 0,43 0,02 0,26
16,41 0,55 0,47 0,01 0,30
17,28 0,57 0,51 0,01 0,34
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Apéndice E Calculo tipo para la construccion de las curvas de permeabilidad
relativa mediante el método MDC- Corey y Asociados - Imbibicién tapo

compuesto T8-T9 diluido

De la data obtenida de las pruebas de desplazamiento se emplean las siguientes
ecuaciones como se explico en el Capitulo Il del presente Trabajo Especial de
Grado.

, __ 30,05 ce—25.5ec

Swi P =0,14 Ec. 2.10
B 0,14— 0,14 _

- 1-014 Ec. (2.20)

Kro =(1-0)’ Ec. (2.21)

Krw = 07 Ec. (2.22)
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