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Resumen y Abstract Vi

Resumen

El presente trabajo tiene como objeto estudiar el efecto de una emulsién inversa sobre las
curvas de permeabilidad relativa mediante pruebas en laboratorio en las que se
caracterizaron dos emulsiones inversas, se determiné el tamafio de garganta de poroy se
construyeron las curvas K, (permeabilidad relativa) por medio del desplazamiento de las
emulsiones inversas en el medio poroso. Las pruebas se llevaron a cabo con un nucleo

representativo de la formacion.

Palabras clave: Bloqueo del medio poroso, emulsién inversa, permeabilidad absoluta,

permeabilidad efectiva, permeabilidad relativa.
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The effect of areverse emulsion on
relative permeability curves

Abstract

The present work aims to study the effect of a reverse emulsion on relative permeability
curves through laboratory tests in which two reverse emulsions were characterized, the pore
throat size was determined and the K, curves (relative permeability) were constructed. by
means of the displacement of the direct emulsions in the porous medium. The tests were

carried out with a representative core of the formation.

Keywords: Porous medium blocking, reverse emulsion, absolute permeability, effective
permeability, relative permeability.
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Introducciéon

El medio poroso proporciona los canales necesarios para el transporte de fluidos. Los
analisis de fotografias mediante microscopio de electron (SEM, por sus siglas en inglés).
Muestran la naturaleza tortuosa del espacio poroso y la presencia comun de particulas
pequefias, generalmente llamadas finos que pueden ser de migracion natural o del medio
poroso. Esta complicada estructura puede ser idealizada como una coleccién de camaras
relativamente grandes, cuerpos de poros, conectados por aberturas estrechas, llamadas
gargantas porales. La permeabilidad del medio poroso es controlada principalmente por el

namero y conductividad de las gargantas porales presentes en la roca.

El dafio a la formacion causado por fluidos es debido tanto a un cambio en la viscosidad
aparente en la fase petréleo o un cambio en la permeabilidad relativa. Estos tipos de dafio
pueden ser considerados como temporales, porque los fluidos son moviles y tedricamente
pueden ser removidos de la vecindad del pozo. Sin embargo, muchas veces resulta dificil
lograr esta remocion. Por ello es muy importante generar un estudio profundo entre el
tamafo de la garganta de poro y su relacion con la distribucion de tamafio de gota de las
emulsiones si es que estan presentes esto con el fin de diagnosticar de manera apropiada
si se presenta o0 no dafio por bloqueo.

La formacién de emulsiones directas o inversas entre agua y crudo en el radio de
penetracion méas cercano a la cara de la formacion productora puede o no generar un
blogueo en el medio poroso, debido a que la viscosidad aparente de la emulsién puede ser
mas alta en orden de magnitud que la viscosidad del petréleo. Adicionalmente, las
emulsiones son fluidos no newtonianos y pueden requerir una fuerza adicional para poder

vencer el esfuerzo que presentan y de esta manera ser desplazadas.
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Las emulsiones son comunmente causadas por una mezcla mecanica entre el agua y el
crudo, la cual rompe una de las fases en pequefas gotitas dispersas dentro de la otra fase.
En la formacion, es mas probable que las emulsiones se formen quimicamente, a través de
la introduccion de un surfactante o por un agente fisico como puede ser un fino que tienden
a estabilizar las gotas de la fase dispersa de la emulsion. Sin embargo, de una u otra
manera la generacion de emulsiones se ha presentado en varios pozos productores
reduciendo dramaticamente la permeabilidad relativa del crudo en la cercania de la zona

productora.



1.Generalidades

1.1 Alcance del estudio

Actualmente la produccion de crudo pesado y mediano en Colombia es de alrededor del 42
por ciento de la produccién neta de hidrocarburos y es probable que en este tipo de crudos
se pueda presentar la formacion de emulsiones inversas o directas a nivel de reservorio por
la presencia de compuestos organicos e inorganicos y las moléculas con propiedades
anfifilicas que forman capas viscoelasticas que estabilizan la emulsion y detienen el proceso
de coalescencia [1]. Es importante tener en cuenta que la relacién entre la distribucion de
tamafio de gota de la emulsion y el tamafio de garganta de poro del medio poroso

determinan si se presenta o no bloqueo por emulsién directa o inversa.

A nivel de formacion y superficie las emulsiones de agua en aceite (W/O) son llamadas
emulsiones inversas, mientras que las emulsiones de aceite en agua (O/W) son llamadas

emulsiones directas.

En un medio poroso las emulsiones con gotas de fase dispersa bloguean los caminos mas
permeables y obligan al fluido a desplazarse a través de las regiones antes no barridas

generando tortuosidad en su flujo muchas veces [2].

El propésito de este trabajo es estudiar la distribucion del tamafio de gota de dos emulsiones
inversas mediante curvas de permeabilidad relativa (K,) para las cuales se generan
condiciones de bloqueo en el sistema con un tamafio de garganta de poro constante. Las
pruebas se llevaran a cabo en un nucleo representativo de la formacion de interés. Esto
con el fin de optimizar la produccion en el pozo y de conocer cuales son las condiciones

criticas frente a una posible estimulacion matricial.
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1.2 Objetivos

1.2.1 General

Estudiar el efecto del tamafio de gota de una emulsion inversa sobre las curvas de

permeabilidad relativa.

1.2.2 Especificos

e Caracterizar dos emulsiones inversas.

e Determinar el tamafio de garganta de poro.

o Determinar curvas de permeabilidad relativa para el tamafio de garganta de poro
determinado.

¢ Identificar si se presenta blogueo en el sistema para cada caso.



2.Estado del arte

En el presente capitulo, en primer lugar, se presentan algunos conceptos basicos asociados
a las emulsiones y a su clasificacion, en segundo lugar, se caracterizan las propiedades
fisicas de las rocas que interactian directamente con la emulsiéon en el medio poroso y
posteriormente se revisara la distribucion del tamafio de gota de la emulsion, asi como

también el tamafio de garganta de poro.

2.1 Emulsiones

La definicion tradicional de una emulsion se refiere a una dispersion coloidal de gotas de
un liquido en otra fase liquida. Por lo general, las emulsiones son sustancias cuyas
moléculas contienen una parte no polar y otra polar, por lo que es posible que se disuelvan
tanto en agua o soluciones acuosas como en disolventes organicos y aceites. Dependiendo
del predominio de una de las partes de la molécula sobre la otra, el emulgente tendra un
caracter lipdfilo o lipéfobo, y por consiguiente presentara una mayor afinidad por el agua o

por los aceites; esta caracteristica se conoce como balance hidrdfilo lipofilico [3].

Las emulsiones pueden clasificarse de diversas formas, dentro de las mas comunes esta
destacar la fase continua de la emulsion, el grado de estabilidad o la dificultad inherente
para romperlas. Segun la fase continua de la emulsién una forma practica de clasificar las
emulsiones es primero dividirlas en dos grandes grupos dependiendo de la naturaleza de
la fase externa. Los dos grupos son usualmente llamados aceite en agua (O/W: oil in water)

y agua en aceite (W/O: water in oil) [4].

Para que ocurra la separacion de las fases en una emulsion se requiere usualmente de la
implementacion de dos o mas estrategias que favorezcan el proceso de coalescencia de

las gotas de la fase dispersa. Esta coalescencia representa el proceso mediante el cual una
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sustancia dispersa se separa del liquido que la contiene en forma de particulas pequefias,
gue se aglomeran y forman cada vez particulas mas gruesas, durante esta fase de
separacion las gotas de agua se unen de forma mas efectiva para generar una gota mas
grande [5]. La coalescencia no toma lugar hasta que la pelicula interfacial que rodea las
gotas sea lo suficientemente débil. En los tratamientos para rompimiento de emulsiones se
busca neutralizar de alguna manera la accion del agente emulsificante, ya sea venciendo
las fuerzas repulsivas que impiden que las gotas de la fase dispersa se unan, o destruyendo

la pelicula adherida a las gotas de la fase dispersa [6].

2.1.1 Bloqueo por emulsiones

El blogueo por emulsién ocurre cuando una emulsion viscosa ocupa el espacio poroso
cercano al pozo y bloquea el flujo de fluidos hacia el mismo. La conductividad de la
formacion cerca del pozo puede quedar reducida a cero. Este fendbmeno no es frecuente,
pero cuando ocurre, sus consecuencias son desastrosas. La formacién de emulsiones en
el medio poroso causa en lo general altas viscosidades, particularmente las emulsiones de
agua en aceite. Esto reduce drasticamente la productividad de los pozos y en lo general es

relativamente mas facil prevenirlas que removerlas [7].

Los bloqueos por emulsion exhiben un efecto parecido al funcionamiento de una “valvula
check”, el cual puede ser detectado comparando pruebas de inyectividad y produccion. El
impacto que un bloqueo por emulsion puede tener en la productividad de un pozo, cuando
un banco de emulsién de radio r, y viscosidad u, se halla en el medio poroso alrededor del
pozo [8].

El aumento de la viscosidad de los fluidos del yacimiento propiciado por la formacién de
emulsiones provocara la reduccion de la productividad y dependera de la viscosidad de la
emulsion y del radio del area afectada. Las emulsiones de agua en aceite son mas viscosas
gue las emulsiones de aceite en agua. Las emulsiones se forman cuando el filtrado
inyectado hacia la formacion se mezcla con los fluidos contenidos en ésta. Los surfactantes
en union con solidos finos (tales como las arcillas de formacion o del fluido de perforacion
o particulas solidas de hidrocarburos), tienen la tendencia a estabilizar estas emulsiones.
También la mojabilidad del yacimiento y la de las particulas transportadas son factores
importantes para la estabilidad de la emulsion y de éstas también depende la fase continua

de dichas emulsiones. Los finos mojados por agua reducen la tendencia a la estabilidad de
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la emulsion. Las formaciones mojadas por aceite tienden a formar emulsiones mas estables

y de viscosidades mas altas que las mojadas por agua [9].

Adicionalmente cuando los hidrocarburos son producidos, los cambios de presion y
temperatura al dirigirse estos al pozo pueden ocasionar cambios en su constitucion, por
pérdida de ligeros o precipitacion de material parafinico o asfaltico. Esto promovera una
mayor viscosidad de los fluidos ademas de la propension a formar emulsiones y verdaderos

depositos semisdlidos alrededor de la pared del pozo [10].

El bloqueo por emulsion es un tipo de dafio susceptible a removerse con estimulacion
matricial no reactiva, en la cual los fluidos de tratamiento no reaccionan quimicamente con
los materiales o solidos de la roca. En este caso se utilizan principalmente soluciones
oleosas o0 acuosas, alcoholes o solventes mutuos, con aditivos, principalmente los
surfactantes. La cantidad de surfactante requerida para remover el bloqueo por emulsion
debe ser usualmente unas veinte o treinta veces mayor que el volumen necesario para
prevenir su formacion, la inyeccion de soluciones de surfactantes des emulsificantes del 2
al 3% en volumen en fluidos oleosos, acuosos o con solventes mutuos puede usarse para
romper una emulsiéon. Esto se logra permitiendo el contacto intimo entre el surfactante y
cada gota dispersa de la emulsion. La emulsion se rompe al adsorberse el surfactante en
la interfase disminuyendo la tension interfacial y propiciando la consecuente coalescencia

de las gotas de la fase dispersa [11].

Los blogueos por emulsion pueden ser tratados, sin embargo, los tratamientos de
estimulacion con surfactante tienden a canalizarse a través de una emulsion muy viscosa.
Si no se rompe la mayor parte de la emulsidn, durante una estimulacion con surfactante,
generalmente la emulsion regresara directamente al area alrededor de la pared del pozoy
restablecera la condicion de bloqueo. El fluido acarreador del surfactante y su caracter
ionico a utilizar dependeran del tipo de emulsion a remover. Por ejemplo, en el caso de una

emulsion agua en aceite, se debe utilizar un fluido oleoso con un surfactante aniénico.

La utilizacion de alcoholes, solventes mutuos o soluciones micelares, como fluidos base en
la estimulacion matricial no reactiva, han demostrado su efectividad, sobre todo en la
remocion de bloqueos de agua, aceite 0 emulsion y depdésitos organicos. En general los
alcoholes o los solventes mutuos se utilizan a los 10% mezclados con fluidos acuosos u

oleosos, segun esté indicado.
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2.2 Propiedades fisicas de laroca

2.2.1 Porosidad

El porcentaje de volumen de poros o espacio poroso, o el volumen de roca que puede
contener fluidos. La porosidad puede ser un relicto de la depositacion (porosidad primaria,
tal como el espacio existente entre los granos que no fueron completamente compactados)
0 puede desarrollarse a través de la alteracion de las rocas (porosidad secundaria, tal como
sucede cuando los granos de feldespato o los fésiles se disuelven preferentemente a partir
de las areniscas) [12].

La porosidad puede generarse a través del desarrollo de fracturas, en cuyo caso se
denomina porosidad de fractura. La porosidad efectiva es el volumen de poros
interconectados, presentes en una roca, que contribuye al flujo de fluidos en un yacimiento.
Excluye los poros aislados. La porosidad total es el espacio poroso total presente en laroca,
sin importar si contribuye o no al flujo de fluidos. Por consiguiente, la porosidad efectiva
normalmente es menor que la porosidad total. Los yacimientos de gas de lutita tienden a
exhibir una porosidad relativamente alta, pero la alineacién de los granos laminares, tales

como las arcillas, hace que su permeabilidad sea muy baja [13].

2.2.2 Permeabilidad absoluta, permeabilidad efectiva al aceite y al

agua

El término fue definido basicamente por Henry Darcy, quien demostré que la mateméatica
comun de la transferencia del calor podia ser modificada para describir correctamente el
flujo de fluidos en medios porosos. La evaluacion de la permeabilidad absoluta se basa en
la aplicacion de la Ley de Darcy, para un sistema poroso lineal de &rea constante y longitud

determinada.

Las formaciones que transmiten los fluidos facilmente, tales como las areniscas, se
describen como permeables y tienden a tener muchos poros grandes y bien conectados.
Las formaciones impermeables, tales como las lutitas y las limolitas, tienden a tener granos
mas finos 0 un tamafio de grano mixto, con poros mas pequefios, mas escasos 0 menos

interconectados [14].
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La permeabilidad absoluta es la medicion de la permeabilidad obtenida cuando sélo existe
un fluido, o fase, presente en la roca. La permeabilidad efectiva es la capacidad de flujo
preferencial o de transmision de un fluido particular cuando existen otros fluidos inmiscibles
presentes en el yacimiento (por ejemplo, la permeabilidad efectiva del gas en un yacimiento
de gas y agua). Las saturaciones relativas de los fluidos, como asi también la naturaleza

del yacimiento, afectan la permeabilidad efectiva.

Todas estas propiedades deben analizarse en conjunto porque estan intimamente
relacionadas y desde el punto de vista fisico no tiene sentido analizar cada una de manera
independiente, ya que ello puede conducir a conclusiones erréneas. Por ejemplo,
intuitivamente podria pensarse que una formacién poco consolidada es en general mas
permeable que otro bien consolidado, pero esto no siempre es cierto ya que el tamafio y
distribucién del grano, conjuntamente con la homogeneidad del medio y el contenido de
arcilla, son variables que tienen bastante peso en la determinacién de la permeabilidad. Lo
que si es cierto y que intuitivamente se puede notar es que de dos muestras igualmente
consolidadas tendra mayor permeabilidad aquella de mayor tamafio de granos, mas

homogéneos y de menor contenido de arcilla.

La variable externa méas importante en la determinacién de la permeabilidad absoluta es la
presion de confinamiento, ya que se ha encontrado que, a partir de cierto valor, para cada
formacion, se empieza a disminuir la porosidad y el tamafio de las gargantas de los poros.
Por lo tanto, es muy importante simular en el laboratorio la presion de sobrecarga a que se
encuentra sometida la roca en profundidad con el fin de que las mediciones de

permeabilidad absoluta sean representativas [14] .

2.2.3 Permeabilidad relativa

La permeabilidad relativa es la relacion entre la permeabilidad efectiva de un fluido
determinado, con una saturacién determinada, y la permeabilidad absoluta de ese fluido
con un grado de saturacién total. Si existe un solo fluido presente en la roca, su
permeabilidad relativa es 1,0. El calculo de la permeabilidad relativa permite la comparacion
de las capacidades de flujo de los fluidos en presencia de otros fluidos, ya que la presencia

de mas de un fluido generalmente inhibe el flujo [3].
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La permeabilidad relativa es una propiedad importante en la ingenieria de yacimientos, ya
que permite caracterizar las propiedades de flujo de una formacién 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 aceite residual.
En este capitulo se pretende hacer una discusion que plantee los elementos tedricos de las

curvas de permeabilidad relativa, los modelos analiticos de varias técnicas.

La forma de las curvas de permeabilidad relativa da una idea de la tendencia humectante
de la roca yacimiento bajo estudio. Los intentos de aproximacion al comportamiento de flujo
en rocas yacimiento han permitido desarrollar varios métodos de evaluacion de la
permeabilidad relativa, empleando para ello una de las dos siguientes técnicas: estado
estable y estado no estable, entendiendo por estado estable el equilibrio entre la saturacion

de un fluido y sus respectivos valores de caudal y caida de presion en el medio poroso.

El mayor esfuerzo de las investigaciones se ha concentrado en la técnica de estado no
estable, ya que ella tiene algunas ventajas sobre la de estado estable. Asi, se han
desarrollado algunos métodos para evaluar permeabilidad relativa mediante esta técnica, y
algunos de ellos son el método de Johnson Bossler Naumann (JBN), método gréafico para
determinar permeabilidad relativa, método dinamico para determinar permeabilidad relativa,
método de determinacion de la permeabilidad relativa de datos centrifuga, método para
determinar la permeabilidad relativa de datos de desplazamiento de estado no estable, y el
método de determinacion de la permeabilidad relativa en flujo bifasico de la teoria del medio
efectivo, entre otros [14]. Este método JBN da permeabilidades relativas en funcion de

saturacion a la salida del nucleo.

Entendiendo el concepto de permeabilidad absoluta como la capacidad de flujo que tiene
un medio poroso cuando se encuentra 100 % saturado de un fluido, y asumiendo la ley de
Darcy corno la teoria que permite su evaluacion experimental, podemos pensar que cuando
en el medio poroso se encuentra mas de un fluido presente, la capacidad de flujo de cada
una de las fases va a depender de la cantidad en que se encuentre de saturacion y de la
forma corno esté distribuido en el medio, lo cual depende principalmente de la

humectabilidad.

Es posible entonces construir una nueva definicion que permita explicar la capacidad de

flujo de un medio poroso a una fase de fluido cuando existe mas de un fluido presente en
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él, a esta propiedad se le va a llamar permeabilidad efectiva, la cual es importante introducir,
ya que una formacion petrolifera se encuentra saturada con petréleoy agua, y, en algunas

ocasiones también existe o se genera gas.

Desde el punto de vista del trabajo ingenieria de yacimientos es muy importante definir una
gue exprese la capacidad del medio poroso para permitir el flujo de un fluido determinado,
cuando se encuentran dos o mas fluidos presentes y que sea facilmente manipulable en
diferentes situaciones. Esta es obtenida estableciendo una relacién entre la permeabilidad
efectiva de dicho fluido y una permeabilidad base, K, que puede ser la permeabilidad
absoluta o la permeabilidad efectiva al aceite a condiciones de saturacion de agua residual.
La propiedad asi definida se llama permeabilidad relativa. Lo anterior llevandolo al medio
poroso nos acerca a otra definicion sobre la permeabilidad relativa: “es la fraccién del area
transversal unitaria a una presion p, que ocupa una fase de fluido en un instante de tiempo
t, para el cual existen unas condiciones de distribucion de fluidos especificas constantes”
[15].

Figura 2-1: Nucleo representativo de la formacion.
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Podria pensarse entonces que la suma de las permeabilidades relativas de todas las fases
es igual a la unidad, sin embargo, se ha encontrado que nunca es uno, debido a la
interferencia entre fases que comparten los canales de flujo. Esta interferencia se presenta

por las siguientes razones [15]:

e Parte de los canales porosos disponibles para el flujo de un fluido pueden ser
reducidos en tamafio por los otros fluidos presentes en la roca.
e Gotas inmdviles de un fluido pueden taponar completamente algunas restricciones

de los canales porosos él través de los cuales, de otro modo, fluiria otro fluido.

Area transversal
Unitaria disponible
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e Los canales pueden verse blogqueados por efecto eje fuerzas capilares adversas si
el gradiente de presion es demasiado bajo para mover la interfase a través de una
restriccion.

e El entrampamiento de un conjunto de glébulos que se agrupan y no pueden ser
movidos, dado que la configuracion del grano hace que el flujo se presente alrededor
de los globulos atrapados sin que se logre un gradiente de presion suficiente para

moverlos. Esta cuarta razén es referida en la literatura como efecto Jamin.

Desde el punto de vista del calculo de la permeabilidades relativas, puede ser mas
representativo de las condiciones reales del yacimiento usar la permeabilidad efectiva del
petroleo a condiciones de saturacion residual de agua S, en vez de la permeabilidad
absoluta, como permeabilidad base; ya que en un yacimiento de petréleo nunca se tendra
saturacion 100% de una sola fase, y la méxima capacidad de flujo del medio poroso sera
cuando este se encuentre a saturacion residual de agua y solo el petréleo sea fase movil

en el sistema [15].

2.2.4 Relaciones entre Permeabilidad y Porosidad

La Figura 2-2 muestra los datos de permeabilidad versus porosidad obtenidos de un gran
namero de muestras de una formacion de arenisca. Aunque esta formacion generalmente
se considera muy uniforme y homogénea, no existe una linea de tendencia especificamente
definida entre los valores de permeabilidad y porosidad. En esto caso, la relacion entre
permeabilidad y porosidad es cualitativa y no es directa o indirectamente cuantitativa de
cualquier manera. Es posible tener una porosidad muy alta sin tener ninguna permeabilidad
en absoluto, como en el caso de la piedra pdmez (donde la porosidad efectiva es casi 0),
arcillas y lutitas. El reverso de también podria ser cierto una alta permeabilidad con una

baja porosidad, como en los carbonatos microfracturados [16].
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Figura 2-2: Relacion permeabilidad-porosidad en yacimiento de arenisca [16].
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Figura 2-3: correlacion permeabilidad-porosidad en yacimiento de arenisca [16].
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Todas las ecuaciones utilizadas para derivar la relacion entre la permeabilidad y la
porosidad se basan en el supuesto de que la roca porosa se puede representar mediante
un racimo de tubos capilares rectos. Sin embargo, la longitud del canal promedio que debe
recorrer una particula de fluido es en realidad mayor que la longitud L de la muestra del
nucleo. La salida de un medio poroso de estar formado por un racimo de tubos capilares
rectos se puede medir mediante el coeficiente de tortuosidad, T, que se expresa como [16]:
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e [E]Z (2.2)

donde L, es laruta de flujo real y L es la longitud del nacleo. Hay que tener en cuenta que
en la literatura la tortuosidad a veces es definido como Lf Sin embargo, es méas apropiado
usar la ecuacion (2.1) porque en la mayoria de los experimentos de laboratorio, producto
del factor de resistividad de la formacién (F) y la porosidad se relaciona con la relacion L—lf‘

por la siguiente correlacion [16]:

-

Donde el exponente C es la constante de correlacion, que varia de 1,7 a 2. Hay que tener
en cuenta que este rango es bastante similar al del factor de cementaciéon m. Asi, para un

ramo de tubos capilares tortuosos, la ley de Poiseuille's se convierte en [16]:

B [m‘tr‘*]ﬂ (2.3)
=20 e

Combinando las anteriores ecuaciones se obtiene;

K:[ .

@ (2.4)
ZTS‘Z,gr] [1— 2]

Wyllie y Spangler sugirieron que el factor 2 sea reemplazado por un pardmetro mas general,
a saber, el factor de forma de poro k,s. Carman inform6 que el producto k,st puede
aproximarse a 5 para materiales mas porosos. La ecuacion de Kozeny es la méas popular,

aungue en rocas porosas reales kst es variable y mucho mayor que 5 [16].

2.3 Distribucion de tamafio de gota

En la industria muchos de los estudios realizados demuestran que cuanto menor sea el
tamafio de gota, mayor la viscosidad; cuanto mas amplia sea la distribucion de tamafio de
gota, menor la viscosidad [17]. Laviscosidad de dispersiones diluidas es independiente del
tamafo de gota hasta un valor de @ de 0,4. Mientras que en dispersiones concentradas (J
> 0,7) se pueden desarrollar esfuerzos de fluencia y viscoelasticidad, cuya magnitud cobra

importancia a medida que el tamafio de particula disminuye.
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La viscosidad de una emulsién es también funcién de la forma y distribucion de tamafio de
gota, ya que, a medida que aumenta la polidispersidad la viscosidad disminuye. Esto se
debe a la forma en que se arreglan las particulas en el seno del fluido, las gotas mas
pequefias pueden acomodarse entre los intersticios de las mas grandes, reduciendo asi las
interacciones y, por consiguiente, la viscosidad. Cuando se mezclan dos emulsiones de un
mismo contenido de fase interna, pero de tamafios muy diferentes, la distribucion resultante
presenta una distribucién bimodal, si las modas son suficientemente separadas se puede

obtener una reduccion considerable de la viscosidad [18].

La distribucién de tamafio de gota se obtiene a través de un histograma donde se
representa la fraccion del volumen total (frecuencia) que ocupan las gotas de un diametro
determinado (clase) en el sistema. Estos histogramas pueden ser de distintos tipos:
simétrico, no simétrico, bimodal, mono disperso, polidisperso, polidisperso unimodal y
polidisperso bimodal. La distribucion de tamafio de gota en una emulsion es frecuentemente

del tipo normal o log-normal (no simétrico).

2.4 Tamafno garganta de poro

El tamafio de garganta es una variable transversal cuando se perforan zonas de alta
sensibilidad a esfuerzos, formaciones depletadas, la trayectoria del pozo cambia o se
perfora en condicion de sobre balance y se cafionea bajo balance, etc. donde el cambio de
los esfuerzos juega un rol importante. Cémo el cambio del tamafio de garganta por la
variacion de los esfuerzos durante la perforacion determina el radio de invasién y la
reduccion de la permeabilidad bajo condiciones operativas determinadas, es una
interrogante importante a la hora de tener criterios para el disefio de un lodo antes de la
perforaciéon de un pozo, ademas de saber a ciencia cierta las magnitudes de invasion y

reduccion de la permeabilidad que se pueden obtener [19].

De acuerdo con el tamafio de garganta de poro se busca que los fluidos cumplan con la
siguiente relacion %dg<dp<§ dg. Las curvas de presion capilar pueden ser empleadas en la
determinacion de la distribucion de tamafio de garganta de poro. Si se supone el modelo
de tubos capilares, es decir, que el medio poroso esta constituido por tubos capilares que

lo atraviesan en su longitud, puede encontrarse una distribucion de tamafio de poro a partir

de medidas de presién capilar y mediante la ecuacion.
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b 2YcosO (2.5)

c
r

Conociendo el diferencial de volumen expulsado para cada presion capilar, se puede
calcular el radio del capilar a esa presion ya que se conoce el volumen de un solo cilindro
con ese radio correspondiente. Se realiza el céalculo para diferentes presiones capilares

aplicadas a partir del despeje de r de la Ecuacion (2.1).

El alto consumo de recursos econdmicos y de tiempo para la construccion de curvas de
presion capilar o el desarrollo de pruebas directas y la ausencia de muestras
representativas para el calculo del tamafio de garganta en laboratorio, motivaron a
investigadores al desarrollo de modelos predictivos del tamafio de garganta a partir de

propiedades como permeabilidad, porosidad, etc.

Winland desarrollé una relacién empirica entre el tamafio de garganta, la porosidad y la
permeabilidad al aire, para una saturacion de mercurio del 35% (r35) [20]. Pittman en 1992
extendio el trabajo de Winland e introdujo una serie de ecuaciones a diferentes estados de
saturacién [21]. Estos autores han sido lo mas reconocidos y ampliamente aceptados, en

la Tabla 2-1 se presentan las ecuaciones propuestas.
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Tabla 2-1: Modelos predictivos para el radio de garganta

Autor Ecuacion Coeficiente de correlacion
Winland |logr;s=0.732+0.588log(K,;.)—0.864log(®) 0.95
logr;,=0.459+0.500log(K)-0.385log(®) 0.90
logr,5=0.333+0.509l0g(K)—-0.344log(?) 0.92
logr,,=0.218+0.519log(K)—-0.303log(®) 0.93
logr,5=0.204+0.531log(K)—-0.350log(®) 0.93
logr;(=0.215+0.547log(K)-0.420log(®) 0.93
logr;5=0.255+0.565log(K)—0.523log(®) 0.92
_ logr,,=0.360+0.582log(K)-0.680log(®) 0.92
Pittman
logr,5=0.609+0.608log(K)-0.974log(®) 0.92
logrs,=0.778+0.626log(K)—1.205log(®) 0.91
logrss=0.948+0.632log(K)—1.426log(®) 0.9
logreo=1.096+0.648log(K)—1.666log(®) 0.9
logres=1.372+0.643log(K)—1.979log(®) 0.88
logr,,=1.664+0.627log(K)-2.314log(®) 0.86
logr,s=1.880+0.609l0og(K)—-2.626log(®) 0.82

ry = radio de garganta a x% de saturacién de mercurio
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En este capitulo se detalla los procedimientos utilizados en los experimentos de laboratorio
y la metodologia propuesta para estudiar el efecto del tamafio de gota de una emulsion
inversa sobre las curvas de permeabilidad relativa. El montaje utilizado es una serie de
equipos para pruebas de desplazamiento a condiciones de reservorio, acoplados a
mediciones volumétricas. Los protocolos de estas pruebas de desplazamiento de fluidos en
medios porosos fueron construidos a base de ensayo y error, disefio de experimentos y

reduccién de incertidumbre.

3.1 Equipos

El equipo para pruebas de desplazamiento utilizado en este trabajo consta de varios
sistemas que cumplen cada uno con una funcion de simulacién de condiciones de
yacimiento, control de parametros y medicion de variables. En la Figura 3-1 se muestra el
esquema del montaje experimental. Las condiciones de la prueba se encuentran en la Tabla
3-1.
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Figura 3-1: Esquema del montaje para las pruebas de desplazamiento
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Tabla 3-1: Condiciones de la prueba

Condiciones de la prueba
Presion de sobrecarga (psi) | 2600
Presion de poro (psi) 900
Temperatura (°f) 124

3.2 Muestra de roca

Para el desarrollo del presente estudio se usard un nuacleo para las dos pruebas de
desplazamiento con las dos emulsiones inversas. El nacleo es una muestra preservada de
arenisca de un afloramiento profundo, muy bien conservado de la meteorizacion debido a
su profundidad. En la tabla 3-2 se detallan sus propiedades y un registro fotografico del

nucleo.

Tabla 3-2: Propiedades fisicas y petrofisicas de la muestra de roca

Profundidad (ft) 11200

g Longitud (cm) 6.76
Diametro (cm) 3.81

Area (cm2) 11.42

l Volumen (cm3) 77.47
Densidad aparente (g/ml) 2.28
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3.2.1 Tamafo garganta de poro

Para la medicion del tamafio de garganta de poro se trabajé con la informacion
proporcionada por la operadora del campo de donde se tomd la muestra preservada de la
zona de interés. Los analisis de tamafio de garganta de poro se realizaron en base a la

siguiente secuencia con la que trabaja el grupo de geologia del campo.

e Tabulacién de las modas del radio de garganta de poro medido en pruebas de
inyeccion de mercurio.

e Realizar una regresion lineal del radio de garganta de poro vs datos de nucleo.

3.3 Caracterizacion de los fluidos

La salmuera usada en las pruebas es sintética por razones de disponibilidad de salmuera
proveniente de la formacion y por cuestiones de mantener siempre la misma linea base en
las medidas de adsorcion, pues la salmuera de formacién se va degradando. La salmuera
tiene una composicion representativa de la zona de interés. En la Tabla 3-3 se puede

apreciar su densidad.

Tabla 3-3: Densidad de la Salmuera

Fluido Densidad [g/cc]
Salmuera KCI 2% 1.01

3.3.1 Caracterizacion de las emulsiones inversas

Las emulsiones inversas fueron caracterizadas mediante la medicion de viscosidad y

mediante el analisis de distribucién de tamafio de gota para cada caso.
3.3.1.1 Medicion distribucion de tamafio de gota

Para la medicion de la distribucion de tamafio de gota de las dos emulsiones inversas se
empleo la técnica de dispersiéon dindmica de luz (DLS) que es una herramienta que permite
la determinacién de tamafios de particula presentes en un fluido de acuerdo con la

dispersion de la luz laser a causa de las particulas presentes en el sistema.
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Las particulas grandes dispersan la luz en angulos pequefios en relacién con el rayo laser,
y las particulas pequefas dispersan la luz en angulos grandes. Luego se analizan los datos
de la intensidad de dispersion angular para calcular el tamafio de las particulas
responsables de crear el patron de dispersion, utilizando la teoria Mie de la dispersion de
luz. Este procedimiento se realizara mediante el equipo Motic BA310, que permite observar
el tamafio de particula de la muestra y tomar registro fotografico, para luego ser analizada
mediante programa tpsDIG y determinar la distribucion probabilistica del tamafo de

particula.
3.3.1.2 Medicién de viscosidad emulsiones inversas

La viscosidad se tom6 de andlisis previos de reologia realizados a los fluidos del campo por

parte de la empresa operadora (ver Tabla 3-4).

Tabla 3-4: Viscosidad emulsiones inversas

Fluido Viscosidad [cp]

Emulsion 1 9

Emulsion 2 11

3.4 Protocolo de Pruebas Petrofisicas

Para cumplir con los objetivos del trabajo se realiz6 un protocolo de pruebas
experimentales, con una primera parte para medicion de propiedades basicas como la
porosidad y otra segunda parte para la determinacién de la permeabilidad absoluta al liquido
(K,ps), para la medicion de la permeabilidad efectiva al aceite base (K,), para la medicién
de la de permeabilidad efectiva al agua (K,), y para la construccion de la curva de
permeabilidad relativa (K,). El protocolo se divide en cinco etapas detalladas en la Tabla 3-
5.
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Tabla 3-5: Protocolo de Pruebas Petrofisicas
Etapa Procedimiento Justificacién
1 Preparacion del medio poroso previa a | Verificacion de preservaciony estado del
pruebas de desplazamiento. nucleo
Someter la muestra a procedimientos | Preparacion de la muestra para la
2 de lavado, secado y saturacion. medicion de sus propiedades basicas.
(Porosidad)
Inyeccion de 10 volimenes porosos Determinacién de permeabilidad absoluta
3 de salmuera sintética o agua de P
al liquido (K ps)-
formacion. (sentido de produccion)
Inyeccion de 10 volumenes porosos de| Medicion de permeabilidad efectiva al
4 aceite. (sentido de produccion) aceite base (K,).
Inyeccion de 10 voliumenes porosos | Medicion de permeabilidad efectiva al
5 salmuera de formacion. (sentido de | agua (K,,). Construccion curva de
produccion) permeabilidad relativa (K.).

3.4.1 Medicion de Porosidad

Con el fin de eliminar impurezas del nacleo de prueba se realizan las Etapas 1y 2 de la

Tabla 3-3. Para el célculo de porosidad y el volumen poroso se realizé el protocolo detallado
en la Tabla 3-6.
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Tabla 3-6: Protocolo de Pruebas Petrofisicas

Etapa

Procedimiento

Justificacion

Realizar tres
mediciones del
peso del nucleo
seco y del peso
del

saturado.

ndcleo

Calcular un dato promedio para cada uno de los parametros y
con estos datos calcular el volumen poroso [Vp]. Nota: Se
usaré la densidad de la salmuera sintética para el célculo del

volumen poroso.

Peso Nucleo Saturadop,omedioc — P€S0 Nucleo Secopromedio
P —

Psalmuera

Realizar tres
mediciones para
cada parametro
del

Longitud y

nucleo:

Diametro.

Calcular un dato promedio para cada uno de los parametros y

de este modo calcular la porosidad.

Vp

LongitUdPromedio

% Porosidad =

The2
4 Dbromedio

3.4.2 Medicion de Permeabilidad

Para la determinacion de la permeabilidad absoluta al liquido (K,us), la medicion de

permeabilidad efectiva al aceite base (K,), la medicion de permeabilidad efectiva al agua

(Kw), Y la construccién curva de permeabilidad relativa (K,). Se debe ubicar un manémetro

a la entraday salida del sistema para conocer el valor del delta de presion. Se usa la bomba

a un caudal constante de 1 [cm3/min] y un cilindro de inyeccion.

3.4.2.1

Medicion de Permeabilidad absoluta

Para la medicion de la permeabilidad absoluta se empleara la ecuacion de Darcy (ver

Ecuacion (3.1)). Con el valor del delta de presion obtenido del protocolo de pruebas

petrofisicas de la Etapa 3 descrita en la Tabla 3-4, el caudal de la prueba, las propiedades

del fluido y las dimensiones del medio.

UL Qatm
= 245.6 —
A AP

(3.2)
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u =Viscosidad del fluido en Centipoise [Cp]. L=Longitud de la muestra en centimetros [cm].
A= Area de la muestra en centimetros cuadrados [cm?. q.m,= Caudal medido a
condiciones atmosféricas en centimetros cubicos por minuto [cm3/min]. P2,= Presion de
entrada en libras por pulgada cuadrada [psi]. PZ;= Presion de salida en libras por pulgada

cuadrada [psi].

3.4.2.2 Medicion de Permeabilidad efectiva

Para el calculo de Permeabilidad efectiva del aceite y del agua (K, y K, respectivamente)
se usaron los datos generados de la Etapa 4 del protocolo de pruebas petrofisicas descrita
en la Tabla 3-5. Empleando los diferenciales de presion obtenidos para la K, Base y K, Base
y laK, y K,, después del dafio generado en el medio poroso con las emulsiones inversas.
De igual manera como se empleé para la permeabilidad absoluta los valores de

permeabilidad efectiva fueron calculados por medio de la ecuacién de Darcy (ver Ecuacion

(3.1)).

3.4.2.3 Medicion de la permeabilidad relativa mediante el algoritmo de

célculo técnica Johnson Bossler Naumann (JBN)

Para el calculo de permeabilidad relativa del aceite y del agua (K, y K, respectivamente)
se usaron los datos generados de la Etapa 5 del protocolo de pruebas petrofisicas descrita

en la Tabla 3-4. Para el procesamiento de la informacién se emple6 el método JBN.

El procedimiento general de célculo para construir las curvas de permeabilidad relativa, a
partir de los resultados de las pruebas de desplazamiento, por la técnica J.B.N es el

siguiente:

Determinar Kgyy equivalente a (K., ), Kipy que es equivalente a (K. ) Y Sy1, equivalente a
(Swi) para el extremo de salida de fluidos de la muestra, de las ecuaciones (3.3), (3.4) y
(3.5).

u
Keng = [1 — fyu/faul * H_HKNH (3.3)

NH
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Krpn = B 1 [IR]\ \ (3.4)

Sur = Sy — Qi * [1 — Fy] (3.5)

Para evaluar estas ecuaciones deben medirse fy , fyg , Qi » Vnur Y Sy Y evaluarse I, y

1
d[Qi IR]

ol

Q (3.6)

Y para evaluar ‘E‘IT] debe graflcarse —— y -, y en esta grafica se evalla la pendiente T‘I‘]‘]
Qj Qj

para cada valor de Q; en el cual se quiere determinar la permeabilidad relativa.

La construccién de las curvas de permeabilidad relativa vs saturacion se logra graficando
cada par de valores de permeabilidad relativa calculados de las ecuaciones (3.4) y (3.5)
contra el valor de saturacion de la fase humectante calculado de la ecuacién (3.6), el célculo
de los tres valores se hace punto a punto para cada valor de Q; medido.



4.Resultados

En este capitulo se muestran los resultados experimentales de las pruebas del efecto de
una emulsion inversa sobre las curvas de permeabilidad relativa desarrolladas en el
laboratorio como se describe alo largo de la metodologia. Ademas, se analizara si los datos

obtenidos experimentalmente muestran dafio por taponamiento del medio poroso.

4.1 Tamaino de garganta de poro

La informacion de la secuencia desarrollada a continuacion la suministro la operadora del

campo.

e Se realizo una tabulacion de las modas del radio de garganta de poro medido en

pruebas de inyeccién de mercurio como se detalla en la Tabla 5-3 (Ver Anexo B).

e Se realizo una regresion lineal entre el radio de garganta de poro y los datos del
nucleo en R35 que es en donde la correlacion estadistica esta mas alta del tamafio
de garganta de poro. En base a la correlaciéon de Winland (ver Tabla 2-1). En la
Figura 4-1 se presenta la regresion lineal del radio de garganta de poro vs percentil
35. Algunos autores han interpretado que R35 se aproxima al punto donde se
produce la apertura del poro modal y se toma como el punto donde la red de poros

se interconecta, formando un camino de fluido continuo a través de la muestra.
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Figura 4-1: Regresion Lineal Radio Garganta de Poro Vs R35 Datos de Nucleo
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e Posteriormente se procedié a calibrar la correlacion de Winland con el registro
Gamma ray y el registro de diametro de moda. Verificando el histograma mediante
el cual se calculé la distribucion de tamafio de gota representando la fraccion del
volumen total (frecuencia) que ocuparon las gotas de un diametro determinado
(clase) en el sistema. El valor promedio de tamafio de garganta de poro para lazona
de interés es de alrededor de 19 ym como se puede observar en la Figura 4-2 y
adicional a esto también se puede identificar un sistema dual con una media en 5

pmy en 50 pm.

Figura 4-2: Calibracion con registros Gamma ray y Didmetro de moda
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4.2 Distribucion de tamafo de gota

Los dos registros fotogréficos de las dos emulsiones inversas reales observadas en la
Figura 4-3 y Figura 4-4 tomadas por el equipo Motic BA310. Fueron analizados mediante
programa tpsDIG y se determind la distribucion probabilistica del tamafio de particula como
se puede apreciar en la Tabla 5-1y Tabla 5-2 (ver anexo A). Las emulsiones inversas fueron

proporcionadas por la operadora que facilito las muestras para realizar el presente estudio.

Figura 4-3: Registro fotogréfico 1™ emulsion inversa

Figura 4-4: Registro fotografico 292 emulsién inversa




42 El efecto de una emulsion inversa sobre las curvas de permeabilidad relativa

A continuacion, se mostrardn graficados los resultados del calculo de distribucion de
tamafio de gota (ver Anexo A). A partir de las cuales se puede observar una distribucién de
tamafo de gota méas grande en la primera emulsion inversa con un valor representativo de
48 um en comparacion con el valor representativo de la segunda emulsion inversa 30 pm.
Esto se debe a que hay mayores fuerzas de coalescencia en la primera emulsién inversa
debido a que la fase dispersa (agua) esta en mayor proporcion que en la segunda emulsion

inversa. Por lo cual las gotas dispersas se pueden agrupar con mayor facilidad para el

primer caso.
Figura 4-5: Distribucién normal tamafio de gota emulsiones
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Por otro lado, se puede apreciar una distribucion de tamafio de gota mas homogénea para
la segunda emulsién que para la primera ya que esta presenta un tamafio de gota mas
pequefio y uniforme en comparacion con el primer caso en el cual la emulsibn muestra
mayor heterogeneidad y por consiguiente una mayor inestabilidad. La segunda emulsion es
mas estrecha ya que presenta gotas pequefias y estrechamente distribuidas en
comparacion con la primera emulsion que es mas ancha y presenta gotas mas grandes y

ampliamente distribuidas la cual es facil de romper a diferencia de la estrecha.
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4.3 Porosidad del nucleo

Partiendo de las expresiones matematicas ilustradas en la Tabla 3-6 se calcul6 el volumen
poroso (Vp) y la porosidad. Los datos promedio detallados en la Tabla 4-1 se usaron como

variables de entrada para las ecuaciones de calculo.

Tabla 4-1: Datos promedio del nucleo

Datos del nucleo

Longitud promedio 6.75
Diametro promedio 3.80
Area promedio 11.36
Peso nacleo seco promedio 172.20
Peso nudcleo saturado promedio | 179.88

A continuacion (ver Tabla 4-2), se presentan los valores del volumen poroso (Vp) y la

porosidad (%) generados del protocolo descrito en la Tabla 3-6.

Tabla 4-2: Volumen poroso y Porosidad del Nucleo

Variables basicas calculadas

Volumen poroso (cc) 7.68
Porosidad (%) 10

4.4 Medicidon de Permeabilidad absoluta

A continuacién, se muestran los datos obtenidos de la caida de presion durante la prueba

para el célculo de la permeabilidad absoluta mediante la ecuacion de Darcy.
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Figura 4-6: Delta de presion permeabilidad absoluta
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Con el valor del delta de presion obtenido de la Figura 4-6, junto con el caudal de la prueba,
las propiedades del fluido y las dimensiones del medio. Se calculo la K,,s mediante la

ecuacion (3.1) como se observa en la Tabla 4-3 a continuacion.

Tabla 4-3: Calculo permeabilidad absoluta

Datos Permeabilidad absoluta [mD]

Caudal 1 |cc/min

Delta presion | 4.34 | psi

Constante 245.6
_ 236.11
Longitud 6.76 | cm
Viscosidad 7 cp
Area 11.34| cm2

4.5 Medicion de Permeabilidad efectiva

Para el célculo de las permeabilidades efectivas se consideraran dos casos para cada una
de las emulsiones inversas que se desplazé en el medio. Para cada caso respectivamente
se muestran los datos obtenidos de la caida de presion para el calculo de la permeabilidad

absoluta mediante la ecuacion de Darcy.
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4.5.1 Caso 1. Permeabilidad efectiva del aceite K,

Para el primero de los casos se puede observar en la Figura 4-7 la K, base (ver Tabla 4-4)
con respecto a la K, con el taponamiento generado en el medio poroso por la primera

emulsion desplazada.

Figura 4-7: Caso 1: Permeabilidad efectiva K, base y K, con dafio
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Tabla 4-4: Caso 1: Permeabilidad efectiva del aceite K, caso basey K, con dafio

K, Base K, Dafio Reduccion K,
K, promedio 97 | K, promedio 58 |K, Dafio/K, base | 60.44%
Delta de presion | 10.6 | Delta de presion | 17.50 | Reduccion 39.56%

En la Tabla 4-4 estan los deltas de presion al igual que la permeabilidad efectiva para cada
caso. A partir de estos datos podemos observar que el diferencial de presion aumentay la
K, decrece por el bloqueo que estd generando la emulsion inversa en el medio poroso.
Evaluando la disminucion de la K, por el dafio generado se observa una reduccién del 39.56

% de la capacidad de flujo del nucleo.
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4.5.2 Caso 1: Permeabilidad efectiva del agua Ky

Para la Ky se observo el mismo bloqueo en el medio poroso al igual que para la K,. Como
se puede apreciar en la Figura 4-8 la Ky, base (ver Tabla 4-5) muestra una permeabilidad

efectiva mayor con respecto a la Ky, con el bloqueo generado en el medio poroso por la

primera emulsion desplazada.

Figura 4-8: Caso 1: Permeabilidad efectiva K, base y K,, con dafio

Permeabilidad efectiva al agua
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En la Tabla 4-5 estan los deltas de presion al igual que la permeabilidad efectiva para cada
caso. A partir de estos datos podemos observar que el diferencial de presion aumentay la
K,, decrece por el bloqgueo en el nicleo como se pudo apreciar anteriormente en la
permeabilidad efectiva del aceite. Evaluando la disminucion de la K,, por el taponamiento

del medio poroso observamos que se redujo en un 20.08 % la capacidad de flujo en el

nucleo.

Tabla 4-5: Caso 1: Permeabilidad efectiva K, base y K,, con dafio

K,, Base K, Dafio Reduccién K,
K,y promedio 12.83 | K, promedio 10.25 | K,, Dafio/ K, base | 79.92%
Delta de presion | 11.39 | Delta de presién | 14.25 | Reduccion 20.08%
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4.5.3 Caso 2: Permeabilidad efectiva del aceite K,

Para el segundo caso como se puede observar en la Figura 4-9 la K, base (ver Tabla 4-6)
con respecto a la K, con el bloqueo generado por la segunda emulsién desplazada una

reduccion en la permeabilidad efectiva del aceite después del dafio.

Figura 4-9: Caso 2: Permeabilidad efectiva K, base y K, con dafio
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En la Tabla 4-6 estan los deltas de presién al igual que la permeabilidad efectiva para cada
caso. A partir de estos datos podemos observar que el diferencial de presion aumentay la
K, decrece por el taponamiento en el medio que se observa. Por otro lado, la K, se redujo
en un 24.2 %. Lo que claramente evidencia un bloqueo asociado al desplazamiento de la

emulsién inversa.

Tabla 4-6: Caso 2: Permeabilidad efectiva del aceite K, caso basey K, con dafio

K, Base K, Dafio Reduccion K,
K, promedio 96.7 | K, promedio 77.63 | K, Dafio/ K, base | 75.80%
Delta de presion |10.5 | Delta de presion | 27.22 | Reduccién 24.20%

4.5.4 Caso 2: Permeabilidad efectiva del agua Ky

En la Figura 4-10 se puede apreciar que la K,, base (ver Tabla 4-7) muestra una
permeabilidad efectiva mayor con respecto a la K, con el taponamiento generado por la

segunda emulsion.
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Figura 4-10: Caso 2: Permeabilidad efectiva K,, base y K, con dafio
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En la Tabla 4-7 podemos observar los datos obtenidos de la prueba. A partir de estos
valores podemos observar que el diferencial de presién aumentay la K,, decrece un 30.73

%. Confirmando el bloqueo descrito anteriormente.

Tabla 4-7: Caso 2: Permeabilidad efectiva del agua K,, base y K,, con dafio

K,, Base K, Dafio Reduccién K,
K,y promedio 12.83 | K, promedio 10.25 |K,, Dafio/K,, base | 69.27%
Delta de presion | 11.39 | Delta de presion | 14.25 | Reduccion 30.73%

4.6 Medicion de permeabilidad relativa

Para el calculo de las permeabilidades relativas se consideraran dos casos para cada una
de las emulsiones inversas que se desplazé en el medio. Para cada caso respectivamente

se realiz6 el calculo mediante el método JBN.

4.6.1 Caso 1. Permeabilidad relativa K,

A continuacion, en la Tabla 4-8 y la Tabla 4-9 se resumieron los valores de entrada para el
método JBN obtenidos de las pruebas de desplazamiento K, a partir del caso base y con el

dafo generado por la primera emulsion inversa.
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Tabla 4-8: Caso 1: Datos obtenidos pruebas K, base

Datos K, base

Frasco Ruptura 1 2 3 4 5 6 7 8
Delta presion (psi) | 1159 | 1291 | 11.83 | 1157 | 1148 | 1165 | 1157 | 1157 | 1157
Vol de Agua (cc) 0.00 030 | 270 | 480 6.80 9.80 | 19.90 | 50.00 | 100.00
Vol de aceite (cc) 4.00 070 | 030 | 020 0.20 0.20 010 | 0.00 | 0.00
Vol Total (cc) 4.00 1.00 | 300 | 5.00 7.00 | 10.00 | 20.00 | 50.00 | 100.00
Tabla 4-9: Caso 1: Datos obtenidos pruebas K, 1 Emulsion
K, 1™ Emulsién
Frasco Ruptura 1 2 3 4 5 6 7 8
Delta presion (psi) 16.38 14.20 | 1351 | 1455 | 1474 | 14.89 | 21.00 | 19.99 | 19.00
Vol de Agua (cc) 0.00 070 | 270 | 480 6.90 9.90 | 20.00 | 50.00 | 100.00
Vol de aceite (cc) 3.00 030 | 030 | 020 0.10 0.10 0.00 | 000 | 0.00
Vol Total (cc) 3.00 1.00 | 300 | 5.00 7.00 | 10.00 | 20.00 | 50.00 | 100.00

A continuacion, en la Figura 4-11 se presentan la curva K, base y la curva K, de la primera

emulsion. En ellas se observa un aumento de las saturaciones residuales después del

desplazamiento de la primera emulsion, asi como también se observa una pequefa

disminucién en la K., al igual que para la K, después del 70% de (S,).
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Figura 4-11: Caso 1: Curvas permeabilidad relativa K. base y K, 1™ emulsion
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Es importante detallar que a partir del andlisis del tamafio de garganta de poro al

presentarse un sistema dual los canales de menor diametro de 5 ym son bloqueados por

efecto del aumento de la saturacion de las gotas de agua dispersas en el crudo mientras

los canales de mayor diametro de 50 ym permanecen abiertos hasta alcanzar un 70 % de

saturacion de agua (S,,) ya que luego de este porcentaje comienza a taponarse levemente

el medio poroso reduciendo la movilidad del crudo y el agua con respecto a las curvas base.
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Figura 4-12: Caso 1: Distribucion de tamafio de gota vs distribucion de tamafio de poro

Distribucion normal emulsiones

23%

21%

19%

17%

——Emulsion 2

15%

++—Emulsion 1

Distribucion normal

11%

039%

07%

05%

¥
-
ottt L
¥ P
yy = i ]

100

10.00 100.00

Radio de gota [pum]

Multi-well histogram: RTHROAT (um)

Filter:

0.1 1

10

Statistics:

Mode: 40.4373

Geometric mean: 8.84566
Average deviation: 14.1556
Number of missing values: 0
Minimum value: 0.035371
Skewness: 0.183187

Median: 18.6783

Fossible values: 246
Standard deviation: 15.6514
variance:
Maximum value: 47.0305
Kurtosis

244.965

1 -1.47141

Cumulative frequencies

Adicionalmente se puede notar que, aungque inicialmente se taponan en el medio poroso

los canales de menor permeabilidad se mejoré la movilidad del aceite entre el 30 % y 70 %

de S,, lo que muestra que el crudo fluye muy bien por los canales de mayor didmetro.

Se realiz6 un estudio de estado de saturacion base contra el estado de saturacion con el

dafio generado en el medio poroso por la primera emulsién inversa. Como se puede

observar en la Tabla 4-10 la emulsion inversa genero un aumento de las saturaciones

residuales tanto de aceite como de agua. Lo cual confirma el bloqueo al interior del nucleo.

Tabla 4-10: Caso 1: Estado de saturacion Base y con dafio

Estado de saturacion Base

Estado de saturacion con dafio

Agua en K, (cc) 6.30 | Agua en Ko (cc) 4.5
Total aceite recobrado (cc) | 5.70 | Total aceite recobrado (cc) 4.00
Swr 18 % | Swr 33.6 %
Sor 7.8 % | Sor 143 %
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Figura 4-13: Factor de recobro de aceite caso basey con la 1™ emulsion
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En la Figura 4-13, se presenta una disminucion de alrededor de 22 % del factor de recobro
del aceite entre la curva del caso base y la curva de la emulsion 1. En ella se puede observar
el aumento de la saturacion residual de crudo en el sistema luego del dafio generado por el

bloqueo ocasionado por la primera emulsién.

4.6.2 Caso 2: Permeabilidad relativa K,

A continuacion, en la Tabla 4-11 y la Tabla 4-12 se resumieron los valores de entrada para
el método JBN obtenidos de las pruebas de desplazamiento K, a partir del caso base y con

el dafio generado por la segunda emulsion inversa.

Tabla 4-11: Caso 2: Datos obtenidos pruebas K, base

Datos K, base

Frasco Ruptura 1 2 3 4 5 6 7 8
Delta presion (psi) 11.6 129 | 11.8 11.6 115 11.7 116 | 116 | 116
Vol de Agua (cc) 0 0.3 2.7 438 6.8 9.8 19.9 50 100
Vol de aceite (cc) 4 0.7 0.3 0.2 0.2 0.2 0.1 0 0
Vol Total (cc) 4 1 3 5 7 10 20 50 100
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Tabla 4-12: Caso 2: Datos obtenidos pruebas K, 2% Emulsién
da ..
K, 2™ Emulsién

Frasco Ruptura 1 2 3 4 5 6 7 8
Delta presion (psi) | 2126 1953 | 20.79 | 19.89 | 19.41 | 19.71 | 1651 | 27.58 | 27.58
Vol de Agua (cc) 0 0.5 2.6 4.7 6.7 9.9 19.9 50 100
Vol de aceite (cc) 3 0.5 0.4 0.3 0.3 0.1 0.1 0 0
Vol Total (cc) 3 1 3 5 7 10 20 50 100

A continuacion, en la Figura 4-14 se presentan la curva K. base y la curva K,. de la segunda
emulsion. En ellas se observa un aumento de las saturaciones residuales después del
desplazamiento de la segunda emulsién, asi como también se observa una disminucién en
la K, significativa al igual que para la K,,,. Para este segundo caso también se observa un
bloqueo y un aumento notorio de las saturaciones residuales. Esto confirma un tamafio de
gota mas pequefio para la segunda emulsién ya que la fase dispersa no presenta tanta

coalescencia como en el primer caso.

Figura 4-14: Caso 2: Curvas permeabilidad relativa K. base y K, segunda emulsion
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Para este segundo caso se observa un bloqueo de los canales de menor y mayor didmetro
(5 ym y 50 um respectivamente) ya que desde el inicio de las curvas K, que presentan dafio
se evidencia una reduccion de la movilidad de fluidos en el nacleo ocasionada por la
estabilidad de la segunda emulsion debido a la uniformidad de su distribucion de tamafio
de gota.

Figura 4-15: Caso 2: Distribucion de tamafio de gota vs distribucion de tamafio de poro
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Para este caso también se realiz6 un estudio de estado de saturacion base frente al estado
de saturacion con el dafio generado en el medio poroso por la segunda emulsion inversa.
Como se puede observar en la Tabla 4-13. A partir del calculo realizado es notorio que la
emulsion inversa genero un aumento de las saturaciones residuales tanto de aceite como

de agua en el medio de manera significativa.

Tabla 4-13: Caso 2: Estado de saturacion Base y con dafio

Estado de saturacién Base Estado de saturacién con darfio
Agua en K, (cc) 7.30 | Agua en Ko (cc) 55
Total aceite recobrado (cc) | 5.70 | Total aceite recobrado (cc) | 4.70
Swr 22.2% | Swr 24.3%
Sor 17.0% | Sor 25.6%
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Figura 4-16: Factor de recobro de aceite caso base y con la 292 emulsion
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En la Figura 4-14 se presenta una disminucién de alrededor de 13 % del factor de recobro
del aceite entre la curva del caso base y la curva de la emulsion 2. En ellas se puede
observar el aumento de la saturacion residual de crudo en el sistema luego del dafo
generado por el bloqueo ocasionado por la segunda emulsion.



5.Conclusiones y recomendaciones

5.1 Conclusiones

El estudio del efecto de dos emulsiones inversas sobre las curvas de permeabilidad relativa
se llevé a cabo por medio de pruebas de laboratorio que arrojaron datos experimentales
gue fueron modelados mediante la ecuacion de Darcy y el método Johnson, Bossler and
Naumann (JBN).

Se cumple con los objetivos de la investigacidon de forma experimental estudiando el efecto
de una emulsion inversa sobre las curvas de permeabilidad relativa. Esto corroborado

mediante el uso del método JBN para el ajuste de los datos experimentales.

Como conclusiones puntuales del trabajo se tiene que:

e Se presenta blogueo en el medio poroso que se refleja en una reduccion en las
permeabilidades efectivas y relativas del caso 1 y del caso 2 con respecto a las

curvas base gue se corrieron respectivamente para cada caso.

e Para el caso 1 se presenta un bloqueo parcial de los canales de menor didametro
gue no afecta la movilidad hasta alcanzar un 70 % de Saturacién de agua. Luego
de este porcentaje se presenta una reduccion de la capacidad de flujo de crudo y

agua en comparacion con las curvas base.

e Se presento un aumento de las saturaciones residuales en el nucleo después del
bloqueo generado por las emulsiones inversas lo que evidencia que mayores

saturaciones de crudo se estan quedando al interior de la formacion.
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Se confirma el puenteo en la garganta de poro para la segunda emulsion inversa a
partir de la prueba de desplazamiento realizada, el analisis de tamafio de garganta

de poro y la distribucién de tamafio de gota.

5.2 Recomendaciones

Para mejorar y complementar los resultados obtenidos en el trabajo, se tienen las siguientes

recomendaciones:

Es necesario realizar pruebas de estimulacion matricial no reactiva por medio de
tratamientos organicos por ejemplo crudo inhibido que pueda favorecer la
coalescencia de la fase dispersa logrando de este modo una recuperacion de
produccion en la formacién ya que el bloqueo por emulsién reduce drasticamente la
productividad de los pozos y en lo general es relativamente mas facil prevenirlas
gue removerlas. La reduccién de productividad dependera de la viscosidad de la
emulsion y del radio del area afectada. Por lo cual se recomienda emplear
soluciones oleosas o0 acuosas, alcoholes o solventes mutuales, con aditivos,
principalmente surfactantes. Esto se logra permitiendo el contacto intimo entre el
surfactante y cada gota dispersa de la emulsion. La emulsiébn se rompe al
adsorberse el surfactante en la interfase disminuyendo la tension interfacial y
propiciando la consecuente coalescencia de las gotas de la fase dispersa. Logrando

de este modo restablecer el indice de productividad de la zona de interés.

Para efectos de estudiar la fenomenologia de las emulsiones en el medio poroso se
recomienda realizar pruebas de desplazamiento con tratamientos organicos a base
de nanosurfactantes con el fin de observar que tanto se reduce el bloqueo de las

emulsiones.

Es necesario revisar los antecedentes de la formacion para ver si existe migracion
de finos de caracter natural o residuales por estimulaciones acidas realizadas
previamente con acido fluorhidrico. Esto con el fin de evaluar factores que puedan

estar dando estabilidad a la emulsién inversa.
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Se recomienda realizar una prueba de presion capilar que permita confirmar los
datos obtenidos a partir de la correlacion de Winland para el tamafio de garganta de

poro.

Se sugiere contrastar los resultados experimentales obtenidos mediante flujo lineal
contra un modelo matematico que pueda representar el flujo radial, asi como los
otros parametros criticos al interior del pozo. Esto con el fin de reducir la

incertidumbre de las pruebas realizadas.
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A.

Anexo: Distribuciones

probabilisticas del tamafio de gota

Tabla 5-1: Distribuciones probabilisticas del tamafio de gota para la 1™ emulsion

1 Emulsion inversa

Datos de Promedio | Desviacion | Maximo | Segmentos | Distribucion | Frecuencia | Acumulado
Microscopio Estandar Normal
36.40 47.76 57.43 | 247.60 0.00 0.00 0.04 0.04
66.80 48.26 58.67 | 247.60 0.10 0.00 0.04 0.08
37.40 47.41 59.91 | 247.60 0.20 0.00 0.04 0.12
22.50 47.89 61.35 | 247.60 0.30 0.00 0.04 0.16
62.60 49.16 62.66 | 247.60 0.40 0.00 0.04 0.21
15.30 48.45 64.29 | 247.60 0.50 0.00 0.04 0.25
37.60 50.29 65.64 | 247.60 0.60 0.00 0.04 0.29
34.60 51.04 67.58 | 247.60 0.70 0.00 0.04 0.33
44.80 52.07 69.66 | 247.60 0.80 0.00 0.04 0.37
31.00 52.55 72.07 | 247.60 0.90 0.00 0.04 0.41
247.60 54.09 74.54 | 247.60 1.00 0.00 0.04 0.45
205.30 39.21 51.56 | 205.30 1.10 0.00 0.04 0.50
15.60 25.37 13.54 52.70 1.20 0.01 0.04 0.54
16.70 26.25 13.83 52.70 1.30 0.01 0.04 0.58
46.40 27.21 14.19 52.70 1.40 0.01 0.04 0.62
52.70 25.08 13.24 52.70 1.50 0.01 0.04 0.66
27.60 21.63 8.82 36.80 1.60 0.01 0.04 0.70
36.80 20.77 9.16 36.80 1.70 0.01 0.04 0.75
18.10 18.10 6.38 27.90 1.80 0.01 0.04 0.79
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16.60 18.10 7.14 27.90 1.90 0.01 0.04 0.83
22.70 18.48 8.18 27.90 2.00 0.01 0.04 0.87
10.90 17.07 9.41 27.90 2.10 0.01 0.04 0.92
12.40 20.15 10.96 27.90 2.20 0.01 0.04 0.96

Tabla 5-2: Distribuciones probabilisticas del tamafio de gota para la 2% emulsion

2% Emulsion inversa

Datos de Promedio | Desviacion | Maximo | Segmentos | Distribuciéon | Frecuencia | Acumulado
Microscopio Estandar Normal
51.40 30.58 16.91 95.80 0.00 0.00 0.02 0.02
35.10 29.97 16.77 95.80 0.10 0.00 0.02 0.05
25.60 29.81 17.00 95.80 0.20 0.00 0.02 0.07
19.80 29.94 17.26 95.80 0.30 0.00 0.02 0.10
18.50 30.27 17.44 95.80 0.40 0.00 0.02 0.12
17.50 30.66 17.60 95.80 0.50 0.00 0.03 0.15
33.10 31.12 17.73 95.80 0.60 0.00 0.03 0.17
32.90 31.05 18.05 95.80 0.70 0.00 0.03 0.20
32.20 30.98 18.39 95.80 0.80 0.01 0.03 0.22
32.90 30.93 18.75 95.80 0.90 0.01 0.03 0.25
48.00 30.85 19.14 95.80 1.00 0.01 0.03 0.28
33.60 30.14 19.20 95.80 1.10 0.01 0.03 0.30
23.90 29.99 19.62 95.80 1.20 0.01 0.03 0.33
30.60 30.26 20.04 95.80 1.30 0.01 0.03 0.36
26.30 30.25 20.53 95.80 1.40 0.01 0.03 0.39
55.70 30.45 21.04 95.80 1.50 0.01 0.03 0.41
55.70 29.12 20.74 95.80 1.60 0.01 0.03 0.44
45.30 27.64 20.29 95.80 1.70 0.01 0.03 0.47
29.70 26.60 20.41 95.80 1.80 0.01 0.03 0.50
41.30 26.41 21.07 95.80 1.90 0.01 0.03 0.53
31.20 25.41 21.41 95.80 2.00 0.01 0.03 0.56
19.90 25.00 22.16 95.80 2.10 0.01 0.03 0.59
44.30 25.39 23.02 95.80 2.20 0.01 0.03 0.62
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15.40 23.82 23.29 95.80 2.30 0.01 0.03 0.65
19.70 24.58 24.27 95.80 2.40 0.01 0.03 0.68
25.90 25.07 25.53 95.80 2.50 0.01 0.03 0.71
95.80 24.98 27.08 95.80 2.60 0.01 0.03 0.74
23.20 16.13 5.63 26.10 2.70 0.01 0.03 0.77
9.10 15.11 5.24 26.10 2.80 0.01 0.03 0.80
13.30 16.12 4.96 26.10 2.90 0.01 0.03 0.83
14.50 16.68 5.32 26.10 3.00 0.01 0.03 0.87
14.50 17.23 5.98 26.10 3.10 0.01 0.03 0.90
13.10 18.13 6.98 26.10 3.20 0.01 0.03 0.93
26.10 20.65 7.71 26.10 3.30 0.01 0.03 0.97




B. Anexo: Datos radio de garganta

de poro

Tabla 5-3: Datos radio de garganta de poro

Profundidad Radio de Garganta
medida (ft) de Poro (um)
11182.900 28.173
11186.400 24.366
11187.900 28.172
11193.500 24.366
11194.700 24.372
11196.300 21.453
11198.500 21.453
11200.700 19.167
11204.000 17.342
11204.700 15.821
11208.700 17.342
11215.500 15.821
11216.200 24.372
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11220.600 21.432
11224.100 19.179
11228.600 24.347

11229.500 15.822
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