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PRESENTACION

Este trabajo tiene como proposito presentar unos elementos de discusion
sobre permeabilidad relativa, ya que se ubica importante recoger algunos

elementos que se encuentran dispersos en varios articulos de |a literatura.

Por otro lado se busca compartir la experiencia de trabajo en laboratorio de
varios anos; lo cual es fundamenlal en el propdsito de romper con la
tradicion oral, reconociendo como vilal la elaboracion de material escrito en

el proceso de fortalecimiento de la comunicacion acadéemica.

Para los lectores que apenas inician es esta discusion, se intenta presentar
de la forma mas clara posible los elementos teoricos sobre permeabilidad
relativa. De todas formas se tiene claro que el proceso de conocimiente es
lento, que existen muy diversas formas de acceder a él, y que es el trabajo
experimental fuerte el que va a permitir lograr un mayor grado de

elaboracion.




1. INTROCUCCION

La permeabilidad relativa es una propiedad bastante importante en la
ingenieria de yacimfé;i;;\pc!rniiferos, ya que permite caracterizar las
propiedades de flujp de una formacion que contiene hidrocarburos, para
proyectar el desarrollo de un campo petrolifero, tanto en etapas de
produccion por flujo natural como en procesos de recuperacion mejorada de

acelte residual.

En simuladores construidos por ingenieros de yacimientos, para estudiar la
movilidad de fiuidos en una formacién j:etrolifera es vital contar con curvas
de permeabilidad relativa contra saturacion que se aproximen con la mayor
precision posible al comportamiento de flujo de los fluidos a las condiciones
de presion y temperatura del yacimiento. Por otro lado, la forma de las
curvas de permeabilidad relativa dan una idea de la tendencia humectante

de la roca yacimiento bajo estudio.

Los intentos de aproximacion al coinportamiento de flujo en rocas yacimiento
ha permitido desarrollar varios métodos de evaluacion de la permeabilidad
relativa, sin embargo cualquiera de ellos cae necesariamente en una de las
dos siguientes técnicas . Fstado eslable, Estado No Estable, entendiendo
por estado estable el equilibrio enlie la saturacion de un fluido y sus

respectivos valores de caudal y caida de presion en el medio poroso.
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Intentemos ahora hacer el analisis de la lendencia humectante para las

curvas presentadas en la figura 9; en ella se observa:
- Kro a saturacion de agua residual es menor que Krw a saturacion de aceite
residual.

- la pendiente de la curva de Kro es menor que la de Krw
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FIGURA 9.
Curvas de permeabilidad relativa para un
Sistema de FHumectabilidad Fraccional

Estas dos apreciaciones llevan a la conclusion de que el sistema es
humectado por el aceite; no obslante, como se observa un alto valor de
saturacion de agua residual podiia pensarse que por el contrario el sistema
es humectado por agua, porque de no ser asi, como podria justificarse esla
alta saturacion residual de agua? Ahora Si se cbserva la saturacion residual

de aceite puede verse que es baslante baja
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Este es un caso tipico de un medio poroso que tiene zonas humectadas por

agua que son puestas en evidencia por la alta saturacion de agua residual, y
zonas humedadas por aceite puestas en evidencia por la forma de las
curvas Kr. Normalmente las zonas huinectadas por aceite son los canales de
fljp mayores, en donde por efecto de deposilacion de compuestos
hidrocarburos polares de alto peso molecular contenidos en el petroleo la
superficie de la roca fue alterada pasando de humectable al agua a
humectable por aceite; esto se cvidencia en la forma de las curvas de
permeabilidad relativa. Por olro lado, las zonas a las que el petrdleoc no
pudo penetrar por efecto del taniaino de los poros quedaron humectadas por
agua, esto se constata en los altos valores de saturacion residual de agua y
los bajos valores de saluracion residual de aceite. Si se observa la Figura

siguiente.

0.5 0.5

0 S, 100%

FIGURA 10
Curvas de permeabilidad relativa para la
Muestra BHI-7 formacion caballos pozo ACAE-7
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Puede verse que si la cantidad de poros pequenos es grande las

saluraciones residuales de agua seran mas altas. La figura 10 muestra el
resultado de una prueba de laboratorio para una muestra de la formacion

caballos (pozo ACAE-10) en la cual se ve claramente este fenémeno. *°

2.2.1.2. Historia de la saturacién. * '° Exislen dos procesos diferentes de
desplazamiento. Imbibicion: desplazamiento de |la fase no humectante por la
humectante, y drenaje: desplazamienlo de la lase humectante por la no
humectante. Se ha encontrado que la curva de permeabilidad relativa Vs
saturacién muchas veces no coincide para estos dos procesos, la diferencia
encontrada es referida como Histéresis - La explicacion de ésta debe ser
abordada a la luz de la distribucion de fluidos en el medio poroso, la cual a

su vez depende de las caracteristicas humectables del medio.

Se ha encontrado, principalmente a traves de pruebas de estado eslable,
que para un medio poroso fuertemenle humectable, la permeabilidad relaliva
de la fase humectante es esencialmente funcion de su propia saturacion,
esto es, no presenta histéresis, en tanlo la fase no humeclante siempre

presenta una histéresis significaliva.

Se cree que la existencia de la hisléresis probablemente esté relacionada
con la distribuciéon del tamano de los poros y con la cementacion de la roca.
En una roca humectada por agua, ésta imbibira dentro de los poros de
diferente tamano llenos de aceite efectuando un proceso de desalojo que

continuara hasta que no queden mas lrayectorias continuas de escape del

I8



,,iﬂ:;' ‘

aceite a lravés de los poros. Parece ser que en el proceso de imbibicion, las

trayectorias de flujo continuas a través de los centros de los poros mayores
se agotan a saturaciones de aceite mucho mayores que en un proceso de

drenaje. Asi, la diferencia de saturacion de fase no humectante entre las

curvas de imbibicion y drenaje, para un mismo valor de permeabilidad

relativa, corresponde a la cantidad adicional de fase no humectante que
queda atrapada en la muestra, cuando se efectua un proceso de

Imbibicion.

2.2.1.3. Propiedades de las rocas * '° Las relaciones permeabilidad relativa
- saturacion no son idénticas para lodas las rocas almacén; varian de
yacimiento a yacimiento e incluso entre porciones distintas de una misma

formacion cuando ésta no es homogénea.

Se ha establecido que para arenas consolidadas, la permeabilidad relativa
de la fase humectante cae bruscamente en tanto la de la fase no humectante
aumenta rapidamente a medida que decrece la saturacion de la fase
humectanle, cosa que no ocurre generalmente en arenas no consolidadas.
Se ha encontrado que el empaguetamiento al ser funcion de la
compaciacion y la cementacion afecla la saturacion de equilibrio de la fase
humectanle mientras que su efeclo es despreciable sobre la de la fase no
humectante. Por ofro lado se ha encontrado que el rango de saturacion para
una fase de fluido movil es mas amplio en rocas no consolidadas que en

consoliciadas

Respecto a la distribucion de tamano de grano se ha encontrado que liene

influencia tanto en la relacion de permeabilidad relativa - saturacion como



sobre el valor de saturacion de equilibrio. Se establecio ademas que la

forma esférica o angular de los granos tiene influencia tanto sobre la forma

de la curva de permeabilidad relativa como en el valor de saturacion critica

en sistemas gas-aceilte.

La geometria del poro y el area supeificial por unidad de volumen tienen

también influencia sobre las curvas de perimeabilidad relativa agua-aceite ya

que rocas de poro grande, y por consiguiente de menor area superficial,

tienen menor saturacion irreducible de agua y por tanto mayor espacio

poroso disponible para el flujo, lo cual se refleja en una alta perimeabilidad

relativa; todo lo contrario ocurre en rocas de poros pequenos. Cuando el

aceite se encuentra en un poro grande rodeado de poros pequenos, éste

puede ser bloqueado y aislado ya yue el agua puede imbibir a los poros por

fuerzas capilares. Se concluyo con base en esto que tanto la distribucion de\

tamafio de poro como su orientacion tienen un efecto directo sobre la

saturacion

residual de equilibrio de la fase no humectante, asi el

empaquetamiento de esferas conplelamente uniformes podria tener una

saturacion residual muy cercana a cero.

2.2.1.4. Efecto de numero capilar.

Como .

" % Definiendo el numero capilar Nc

Ne = &Y
v

donde ; i : Viscosidad
v . Velocidad de flujo
y . Tension interfacial
| : Porosidad

m



Puede observarse que Nc es una relacion establecida entre fuerzas viscosas

y fuerzas capilares la cual puede ser lambién expresada como :

Al
Ly

N

Investigaciones realizadas han elslablecido que las permeabilidades
relativas al aceite han mostrado ser funciones de la tension interfacial y la
viscosidad en forma individual mas que del numero capilar. Ademas las
permeabilidades relativas para salimueras mostraron ser funcion del niumero
capilar, pero pueden ser mejor mocdeladas si se analizan las variables que se
agrupan en el numero capilar de forma individual. Sin embargo se ha
observado que la histeresis tanto para Kro, como para Krw, disminuye

cuando el Nc se increimenta.

Si se analiza la tension interfacial en forma individual se establece lo
siguiente: Para valores de tensioii inleifacial por encima de 2 dinas/cm no se
observaron efectos significativos lanto para Kro como para Krw, por debajo
de 2 dinas/cm las permeabilidades 1elalivas se incrementan con la

disminucion de la tensién interfacial

La figura 11 muestra como a medida que disiminuye la tension interfacial las
curvas de permeabilidad relaliva se modifican hasta oblenerse una "X", caso
en el cual ambos fluidos se comportan como uno solo. Este resultado explica
el presentado en la figura 12, en la cual se observa como aumenta el
recobro de aceite con la disminucion de la tension interfacial, ya que los

fluidos tienden formar una mezcla, por un especie de accion disolvente de
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FIGURA 11
Efecto de la dismunucion de la tension interfacial o
sobre la permcubihidad relaliva.

un fluido por el otro, que en ¢l caso extremo de un valor de tension
interfacial muy bajo puede asimilarse a flujo monofasico. Este es uno de los
faclores que podria explicar la efectividad de los desplazamientos con
fluidos de baja tensi¢n interfacial en procesos de recobro mejorado, por esto
los desplazamientos miscelares deben ser mirados con atencion en el futuro

de la industria petrolera.

El cambio de permeabilidad relativa con cambios en viscosidad no es
contundente ya que en algunos casos se ha encontrado efecto de la
viscosidad de una fase, y en otros el efeclo de la relacion de viscosidades,

pero solo sobre la permeabilidad relativa de la fase no humectante.
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FIGURA 12
Efecto de la tension interfacial
sobre el recobro de petréleo

2.2.1.5. Saturacién Inicial de agua. '® Es una variable bastante importante
en tanto cambia la localizacion y forma de las curvas de permeabilidad
relativa especialmente en sistemas humectados por agua donde su valor es
mayor, ya que en aquellos humectados por aceite no llega al 20%,; aunque

en casos de humectabilidad fraccional puede llegar a ser bastante alta.

2.2.1.6. Otros factores que afectan las curvas de permeabilidad
relativa.*" : Otros factores con menor importancia pero que también pueden
llegar a afectar las curvas de permeabilidad relativa son . Gradiente de
presién , temperatura, densidad de fluidos, porosidad, permeabilidad

absoluta y presion de sobrecarga.



10, 16, 19, 21

2.2.2. Factores que dependen de limitaciones experimentales.

Dependiendo de la técnica que se implemente para obtener las curvas de
permeabilidad relativa contra saturacion se van a tener unas u otras
limitaciones; sin embargo los mas importantes son dos fenomenos que se
presentan, los cuales son mas criticos dependiendo de las condiciones
experimentales durante mediciones bajo condiciones de estado estable, 0
en pruebas de desplazamiento bajo condiciones de estado no estable, ellos
son reportados en la literatura como : efecto lerminal y efecto de
inestabilidad respectivamente, los cuales son discutidos en las secciones

tedricas de las técnicas de estado estable y estado no estable.



3. MEDIDA DE LA PERMEABILIDAD RELATIVA.

Hasta el momento se han desarrollado dos técnicas generales de flujo en
medios porosos a partir de las cuales se pueden construir las curvas de
permeabilidad relativa vs. saturacion. Ellas son la técnica de estado estable
y la de estado no estable, en esta ultima ademas de los equipos de
desplazamiento convencionales también se han desarrollado métodos que

permiten realizar los desplazamientos usando centrifugas

En este capitulo se presenta una discusion que permila ubicar los elementos
fundamentales de estas dos técnicas para medicion de la permeabilidad
relativa, y se desarrollan los modelos analiticos a partir de los cuales se
pueden construir las curvas de permeabilidad relativa;, igualmente se
presenta la discusion sobre los montajes experimentales y los equipos de
medicion.

3.1. MEDICION DE LA PERMEABILIDAD RELATIVA POR LA TECNICA
DE ESTADO ESTABLE.>"®

Por estadc estable se considera la condicion de equilibrio en la cual tanto la
caida de presion como la tasa de flujo se mantienen constantes en el
espacio y el tiempo en un medio poroso sometido a flujo a su traves,; estas
son condiciones necesarias y suficientes para que las saturaciones de
fluidos en el medio poroso se mantengan constantes en el espacio y e!

tiempo.

23



Cuando se esta realizando una prueba de flujo bifasico los dos fluidos son

inyectados al medio poroso y ambos en forma independiente deben lograr
condiciones estabilizadas tanto de presion como de caudal, lo cual implicara
que para ambos existe una condicion de equilibrio en saturacion.
Analiticamente se debe cumplir la siguiente condicion: ‘;‘{- =0,esto implica
X
que P(t) constante condicion es necesaria y suficiente para que exista flujo
viscoso. Si ademas la velocidad de flujo es constante, el sistema estara bajo
condiciones de saturacion 100% del fluido, si estamos en flujo monofasico;
bajo estas condiciones se asume que la expresion propuesta por Darcy para
el agua y extendida a otros fluidos permite una buena aproximacion al valor

de permeabilidad absoluta de un medio poroso.

Por lo tanto se asume en flujo bifasico, y para cada fluido en forma
independiente, que se cumplen las condiciones necesarias para la
aplicacion de la ley de Darcy, entonces es valido a partir de esta ley

determinar las permeabilidades efectivas para cada uno de los fluidos.

Si se tiene por ejemplo un sistema sometido a flujo de agua y aceite en

forma simultanea tendremos :

- Para el aceite,

20



Donde la saturacion del aceite es constante e igual a So.

Para el agua :
Xy = £EL i JH
A A Py
Si OP w = {
ot Y

Donde l|a saturacion del agua es constante e igual a Sw=1-So.

3.1.1 Algoritmo de Medida

Obsérvese que las ecuaciones anteriores permiten determinar las
permeabilidades efectivas para el aceite y el agua, en una prueba de
laboratorio donde se desplazan aceite y agua simultaneamente a través de
un medio poroso; por lo tanto, si se fijan las dimensiones de la roca, las
viscosidades de los fluidos, se generalizan las expresiones para los fluidos
humectante y no humectante, y se Irabaja con la ecuacion de Darcy en
unidades préacticas de laboratorio asf : L: cm, A: cm* p: cP, q: cc/min,
AP: Ipc se tendra una constante de conversion igual a 245. Ademas en el

caso que se tengan los siguientes valores para las dimensiones del medio

poroso y las viscidades de los fluidos : L=5cm, A=1135cm?, puy=1

cp y unH = 20 cp. se obtendran las siguientes expresiones para las fases

humectante y no humectante:

27



K, =107.93 -l
AP,

Ky =2158.60 —lmi_

INH
Estas ecuaciones permiten calcular las permeabilidad efectivas para las
fases humectante y no humeclante, como funcion unicamente de las
variables del proceso tasa de flujo y diferencial de presion de cada fase.
Para determinar las variables del proceso, el equipo de medida debe permitir

fijar una de ellas y medir |a otra; mas adelante se precisa esle detalle.

Si ademas, Sw inicial = 35% y en el desplazamienlo la fase no humectante
fluye en mayor proporcion que la humectante al inicio, y va disminuyendo
paulatinamente, en tanto aumenta el flujo de la humectante, se obtiene para
las permeabilidades efectivas, en funcion de la saturacion, la siguiente tabla

de resultados:

Tabla 1
Resultados de un desplazamiento bifasico
en una prueba de permeabilidad relativa de estado estable

KNH (md) | Ny (cemin) |APNH (psi) | K (imd) | Qyy (ce/min) | APy (psi) Sy (%)
1344 |1.00 16 0 0 0 35
129.5 0.9 15 13.5 10.1 0.8 42
111.9 07 135 294 0.3 1.1 51
98.1 0.5 11 41.5 0.5 1.3 62
80.9 0.3 8 50.4 0.7 i "< 74
432 0.1 5 B 0.9 1.7 85
0 0 0 599 1.0 1.8 88




El calculo de la saturacion se realizo en esie caso mediante el método de

balance de materiales, sin embargo existen ofras técnicas que permiten
obtener los estados de saturacion del medio poroso, entre ellas tenemos:
Medida de resistividad, método gravimélrico. Ultimamente se han estado
explorando técnicas mas sofisticadas tales como medidas de scanner
aplicadas a la determinacion de saturacion; sin embargo todavia debe

esperarse un tiempo para ver imponer estas técnicas.

Para lograr cada uno de los siele puntos de esta labla se requiere que el
sistema estabilice las presiones para cada fase de flujo, fijando los caudales
de cada fase; esta condicion se logra cuando la saturacion de cada fluido en
el medio poroso se estabiliza. Esto quiere decir que ningun fluido adicional
es retenido en el medio poroso, por lo cual puede considerarse que cada
fluido fluye en forma continua a través del medio poroso, bajo condiciones
de flujo viscoso, y por ésta razon la presion de cada fase se estabiliza. Sin
embargo se requiere bastante tiempo para llegar a esta condicion de flujo,
para un solo punto pueden llegar a necesitarse del orden de 5 dias; lo que
indica que una prueba como la de siete puntos presentada aqui, puede durar

35 dlas.

Experimentalmente se ha encontrado un fendmeno reportado en la literatura
como Efecto Terminal, que afecta significativamente los resultados de las

pruebas, lo cual se refleja en la forma de las curvas de permeabilidad



relativa. Dado el efecto que puede lener durante las pruebas, se presenta la

siguiente discusion con el propésito de comprenderlo en forma mas precisa.

3.1.2 Efecto Terminal *'**

Este fendmeno es mas critico en pruebas de laboratorio bajo condiciones de
estado estable que son realizadas a bajas tasas de flujo. Supongase que se
estan inyectando simultdneamente aceite y agua a tasa de flujo constante en
un medio poroso fuertemente humectado por agua. Si se construye un

grafico de presion de cada fluido vs longitud del nucleo, el comportamiento

sera como se muestra en la figura 13.

FIGURA 13
Comportamiento de las presiones del agua
y el aceite en flujo bifasico Vs Longitud de la muestra

Si el aceite tiene mayor viscosidad que el agua, en cualquier punto la

presion de desplazamiento en el aceite serda mayor que en el agua, de tal

30



forma que la diferencia de presion entre el aceite y el agua sera la presion
capilar, la cual se mantiene constante a lo largo del nucleo hasta el punto A,
a partir de este punto la diferencia empieza a disminuir hasta hacerse cero,
ya que la presion de flujo del aceite es igual a la del agua en el extremo de
salida L. Si el medio poroso fuese continuo, la presion capilar, Pc, se
mantendria igual al valor obtenido antes del punto A, pero al presentarse el
limite del medio poroso, se genera una discontinuidad en el medio que hace
disminuir la presion capilar a partir del punto A hasta llegar a ser cero, este
diferencial de presion capilar genera una acumulacion de agua en el extremo
de salida del nucleo desde A hasta L, que se observa claramente en una

curva de presion capilar vs saturacion, figura 14.

FIGURA 14.
Curva de presion capilar vs saturacion de agua

En esta figura, el punto de presion capilar normal para el desplazamiento, si

no presentase la discontinuidad es Pgq al cual corresponde un valor de
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saturacion de agua Sy4. pero debido a la discontinuidad generada por el

extremo de salida, se obtiene un valor de presion capilar Pgp al cual le

corresponde un valor de saturacion de agua S, mayor que Swi; por lo

tanto en el extremo de salida entre el punto A y el punto L se esta
acumulando una cantidad de agua adicional debido a la caida de la presion
capilar igual a ASy, = Syp - Syyq1. Esto hace que las curvas de permeabilidad
relativa se vean bastante afectadas ya que como estas son funcion de la
saturacién, el valor de permeabilidad relativa obtenido no corresponde al

que se obtendria bajo condiciones experimentales normales, al cual le

corresponderia un valor de saturacion Sy4. La Figura 15 muestra los
valores de K;q1 y Knw1 que se deben medir bajo condiciones normales, asi
como los valores de Kro2 y Krw2 que son los que se obtienen en la practica

cuando existe efecto terminal.

Ko
Kw

Kion
102 = sz
- Kr\.\.nl

FIGURA 15
Efecto del diferencial de Saturacién por Efecto Terminal
sobre |las Curvas de Permeabilidad Relativa



Se han encontrado dos formas de controlar éste fenomeno, una es evitando

que se presente la discontinuidad en el medio poroso, para lo cual se
colocan cabezotes de medios porosos que garanticen la continuidad; sin
embargo no es recomendable como procedimiento general, dado que los
medios porosos no tienen todos las mismas caracteristicas. Un segundo
mélodo es trabajar con altas tasa de flujo, pero para pruebas de estado
estable no se recomiendan dado que se debe garantizar tanto condiciones
de flujo viscoso, como una tasa de flujo tan similar a la del yacimiento como

sea posible

3.2. MEDIDA DE LA PERMEABILIDAD RELATIVA POR LA TECNICA DE
ESTADO NO ESTABLE ' 101923, 24

Esta técnica ha sido desarrollada a partir de la teoria de desplazamiento de
un fluido por otro, propuesta por Buckley y Leverett'en 1942, que propone
una forma de interpretar el mecanismo mediante el cual un fluido que esta
contenido en el medio poroso es desplazado por otro que es introducido en
él: el desplazamiento ocurre a condiciones de estado no eslable ya que en
todo momento se esta presentando en el nucleo un cambio en la caida de
presion, y en algunas ocasiones en el caudal, que lleva a no lener
condiciones de equilibrio en las cuales se pueda considerar que existen

estados de saturacion constantes.
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El método de construccién de las curvas de permeabilidad relativa por esta

técnica fue propuesto por E. F. Johnson, D. P. Bossler y V. O. Naumann y es
conocido como el método J.B.N.; ellos trabajaron con base en la teoria de
desplazamiento propuesta por Buckley y Leverelt y el posterior desarrollo

propuesto por Henry J. Welge.

| Es muy importante subrayar que las permeabilidades relativas y las
saturaciones obtenidas por esta técnica corresponden al extremo de salida
del medio poroso bajo estudio, lo cual quiere decir que no son un promedio
de toda la muestra de roca sino un valor puntual correspondiente a la

capacidad de flujo en el plano de salida de la muestra.
3.2.1 Desarrollo Analitico del Método J.B.N.

Asumamos que se tiene un medio poroso de area A y longitud Ax, como el
presentado en la figura 16, el cual tiene porosidad ¢ constante y esia
inicialmente saturado 100% con fase no humeclanle. Si en este medio
poroso se inyecta fase humectante, como fluido de desplazamiento, a tasa
de flujo constante y se hace un balance volumétrico de la fase humectante
en el medio poroso después de que este alcance el extremo de salida,

tendremos:



A AX

/

QA

FIGURA 16.
Desplazamiento de un fluido por otro
a través de un medio poroso.

0B, ~q, A, q=AAXS, g - AAXS,4] (1)

X rAX

Si asumimos gue no existen fuenles ni sumideros y dividiendo por AxAt a

ambos lados de la ecuacion (1), tendremos

EA

qH| . =iy, _ AS”(blhm - A;{NHL_
Ax A

Si se evaluan los limites cuando Ax y At tienden a cero.

R T e . . AS, ¢ — APpS
Lim --HiL-—q” A — im _i"*lﬁl y |_1}L_
Ax ) Ax Al=p0 Al

De la definicion de derivada se encuentra que :

_qq, _ OA4S,,

X -, A

ahora, como Ay ¢ son constantes, se tiene :
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0q 1.1 oSy,
——= A — 2
0X b ot )

Si definimos el flujo fraccional de la fase humectante f,; como la cantidad de

este fluido producido con respecto a la cantidad que se esta inyectando

tendremos que :

{
£, =Ju - Qu
qlrly CII.
Luego,
QH =ar-fy (3)

donde q, es el caudal total producido por el extremo de salida de la muestra

bajo analisis, y es igual a la tasa de fluido inyectado, qj,,.

Remplazando (3) en (2) tendremos :

_i(;_rl'.'. f”_) 1Y, A‘i‘ {_F)SJ.'_
X a

Si q, es constanle, entonces:

o, oS
gyl e Al S 4
N7 ¢ - (4)

Ahora el diferencial total de saturacion de |a fase humectante sera :
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Si se analiza lo que sucede en el medio poroso, se encuentra que a medida
que el fluido humectante penetra e inunda cierlas zonas, y desplaza de alli la
fase no humectante menores saluraciones de fase humectante y mayores de
fase no humectante, se encuentran a medida que se avanza através del
medio poroso, ya que las zonas cercanas al extremo de salida son las
ultimas invadidas. Por lo tanto se puede considerar que el diferencial de
saturacion de fase humectante es negativo con el aumento de la distancia; o

sea:

oS,
oxX

Por otro lado a medida que pasa el tiempo la cantidad de fluido humectante

aumenta en el medio poroso, y se puede asumir que

Sy _,

ot

Si asumimos que la velocidad a la que se mueven los planos de saturacion
es constante, lo cual es valido dado que se esta inyectando a tasa de flujo
constante, el diferencial total de saluracion es cero, y entonces

8 oS

——L ¥ —Lx =0
X a

Reorganizando esta ecuacion, se tiene que:

Oy 238y, dx (5)

A x o dt
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Por otro lado, se ha establecido una relacién entre las permeabilidades

relativas y el corte o flujo fraccional de fase humectante, expresando qy y

duy Segun la ley de Darcy; veamos :

K,Aad(P, —p,ghsenl)

qn = ~ ", P

L9t _ AL, -pgsn) (10)
K, ax
KA I(Py, —pughsen)
9wy = —— — 5
Ky o.x
+(!Nm”~n =_,§(PNH —PNH_&"SF'? 0) (11)
K4 a.x
Restando (11 ) de (10), se tiene:
qukty v Hown APy =y +(py = pyu)ghsen )
7 ik = * ' - (12)
K, A K, A ox
Si g, =,*q, (13)
(14)

Yy Qan =(1—16)a

y se reemplaza (13) y (14) en (12), se tiene:

Rb)



Pl (V= T3 )@ibtuy _ AP F0P ;= P ygh sen @)

K, a4t K, A o

N

PO LA LR W PR AP + Apghsend)
"'K,4 K, A| K, A Ox

AP, + Apghsen0)

q, 4 .

f _ K NH A * X .
! 9l
K,4 K, A
Dividiendo el numerador y el denominador del lado derecho de la ecuacion
anterior por Dl s tiene :
NI
P. + Apghsen0
1 K A G g e, B 8EN0)
Fy = (- 15
I u K ( )
14 20 %N
Kii  Hu

La ecuacion (15) es general y tiene en cuenta la componente gravitacional
dada por Apgx sen 6, donde 0 es el angulo medido con respecto a la
direccion de flujo horizontal de tal forma que si 0 es cero se tiene flujo
horizontal, y si 0 es 90 se liene flujo vertical. Por lo tanto si se asume flujo
horizontal sen 0 sera cero y la componente gravitacional desaparece de la

ecuacion (15).

Si ademas se asume que no existe efecto capilar o que es despreciable,

entonces se tendra:
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[: l ‘ II 4 f, ¥ I viy f (15 )
e e a
) Lo _“H_* KNII_ AW
e Ky
jt ,
K'm“ i = [(I - fNI!. )’; r‘NII ]* - K Nl (15b)

X1}

A partir de esta ecuacion se puede obtener la relacion de permeabilidades
efectivas; y para obtener cada una de ellas individualmente, es necesario
plantear otra ecuacion linealmente independiente, que sea funcion
solamente de la permeabilidad efectiva de una fase, -para quiere solucionar

el sistema.

Planteando la caida de presion en el tiempo para un desplazamiento de la

fase no humectante por la humectante, se tiene:

0
Al),[(t):J‘E;P,,dx (16)

De la ley de Darcy, se tiene que:

O Py py gy | (17)
X A K, K.,

Reemplazando (17) en (186), se liene:

: 0 ooy
AP () = [ 5P = [y

integrando la Ec. (9) se tiene,

(18)
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dx = _d(ql_.t*_ﬁf”}
Ad 38y,

Reemplazando (19a) en (18), se tiene:

Ap”(t):j__m__“_“"q“ *d[ﬂ_!l*ﬂ‘u-]
KiKyuA  \Ad 0S,

q.t, Hy Oy [al‘”]
AP ()= 2—%-W | T8 x4 1
il A K A J Ko ( a8,

Pero q, = f,q,

Reorganizando,

AP(I): qll “lIQ!I l.‘Il *ll(al‘“J
-_ Ad) KhA KII -aSiI

r

(19a)



donde Qi es el volumen de fluido inyectado, medido en volumenes porosos

QL Fu [ﬁf“]
NP el = ' d
a (t) K, A “uqt,[-](m 28,

AP, (t). K A f (ﬂf“] 20
Q,Lpyq, LIK:ud a8y ( )

Ahora en la prueba de laboratorio la permeabilidad base Kb se calcula a

partir de la siguiente expresion :

K,A
q, ="

= AP
I'l' hL -

de donde,

gk KA (21)

AP, L

Reemplazando la ecuacion (21) en la (20), se tiene,

1 (Its;lh AP”(r) ‘fbH [afif]
= J' K d

Q.«“ " ﬂ])b q, a8 i"

. . A

Iy , _q9,/74P, _ J’ fu d[_atu J (22)
Qny q,/ AP, (t) K g8
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Si se define la inyectividad relativa Iz como :

UAry () (23)
Eg =
q4b
A Py
y reemplazando la ecuacion (23) en (22), se tiene:
1 m *_l‘:,[fﬁ d[ﬁfu] 24
Q| lul " ]H Krh‘ aSH ( )

De la ecuacién (19) se tiene:

Si X = L implica que estamos evaluando lodas las variables en el extremo de

' .

salida del medio poroso y tendremos,

AgL 1 _[ar,,]
q.t  Q, (88, 12%)

Esto se cumple a partir del momento de ruptura, es decir cuando la fase

desplazante, que es la humectante en este caso, alcanza el extremo de

salida.

Si reemplazamos (25) en (24) tendremos :



Lot _.f;_ff_,[_l_J .
0w, 1, 1K, \Q =6

Si derivamos la ecuacion (26) con respecto a 1/Q; tendremos :

h
=
-
"
i
——
e ™
S
| =
N
=~y

S
=
o
-~
—
e
K=
=
—~
-
-~

o] ) e

La ecuacidn (27) permite evaluar la permeabilidad relativa de la fase
humectante, la cual puede ser reemplazada en la ecuacion (15a) para

encontrar la permeabilidad relativa de |a fase no humectante.

Es necesario ahora deducir una ecuacion que permita evaluar la saturacion
de la fase humectante, en el extremo de salida del medio poroso, que
corresponda a cada punto de las permeabilidades relativas calculadas de las

ecuaciones (27) y (15a).
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