www.congresomexicanodelpetroleo.com

CMP2018_PF20
Presion de hinchamiento en lutitas a partir de un modelo empirico

modificado.

Autores
David Rodriguez Alcantara, (Universidad Nacional Autbnoma de México), David Ramos
Gbomez (PMI Comercio Internacional), David Velazquez Cruz (Instituto Mexicano del

Petréleo).

Resumen

Los fendmenos de interaccién roca-fluido durante la perforacibn de pozos pueden
generar grandes problematicas operacionales que pueden ocasionar pérdidas
econOmicas. El presente trabajo expone los fundamentos tedricos con base en modelos
matematicos de la hidratacion de arcillas presentes en las formaciones de lutita como el
mecanismo responsable de su hinchamiento, el cual genera en gran medida problemas
operativos tales como el estrechamiento o colapso del pozo. Se realiza un analisis de
modelos tedricos y empiricos para la prediccion de la presién de hinchamiento basado
en resultados experimentales para dos formaciones mexicanas: Pimienta Inferior y
Eagle Ford, determinandose la factibilidad y practicidad de estos para predecir la
presion de hinchamiento maxima. Se propone un modelo empirico modificado, que
resulta altamente practico al ser funcién de una sola variable de la roca y otra variable
del fluido de perforacién, ademas de ser preciso y practico desde el punto de vista

operativo.

Introduccion

Una de las formaciones mas comunmente encontrada en pozos en México, es la roca
lutita, la cual presenta arcillosos en su composicion. En la presencia de lutitas, suelen
existir severos problemas de estabilidad mecéanica y quimica debido a la interaccion que
presentan las lutitas con el agua contenida en los fluidos de perforaciéon, tales como
hidratacion, hinchamiento, dispersion, inestabilidad, empaquetamiento de la barrena,
atascamiento de tuberia e incluso la pérdida del pozo (Tarig, 2014, Bol et al., 1994). El
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agua adsorbida en las lutitas, tiende a agruparse en el espacio interlaminar, dando

como consecuencia la separacion de las laminas de arcilla. A medida que esto ocurre,
las fuerzas de repulsion electrostatica predominan en el sistema arcilla-agua, lo que

genera el hinchamiento de la roca, es decir, un incremento en el volumen de la roca.

La presion de hinchamiento (P;) es el conjunto de esfuerzos electrostaticos derivados
de la hidratacion de las arcillas. En términos geomecanicos, la presion de hinchamiento
es la presion requerida para mantener el sistema roca-fluido bajo condiciones de
volumen constante cuando las lutitas presentan la capacidad de adsorber agua y/o
electrolitos (Tripathy et al., 2004). Debido a que la presién de hinchamiento actda en
sentido contrario al esfuerzo vertical, se le considera como una presion adicional a la

presion de poro, definida en este trabajo como la presion de poro final (Pz):
Ppr = Pp + Py, (1)

donde: P, es la presion de poro de la formacion y P. es la presion de hinchamiento por

fuerzas quimicas.

Modelos tedricos de la presion de hinchamiento
Fundamentalmente existen dos vias tedricas para predecir la presién de hinchamiento
en lutitas; estas dos teorias han sido desarrolladas a la par con el objetivo de explicar el

fenébmeno de hidratacién e hinchamiento de las lutitas.

Teoria de la Doble Capa Difusa

La doble capa difusa es un fendbmeno electrostatico derivado de la interaccion entre
arcilla, agua y electrolitos. Los cationes son fuertemente atraidos por la superficie
arcillosa con carga negativa, estos tienden a difundirse lejos de la superficie de la arcilla
para homogeneizar la concentracion del agua de poro. Sin embargo, este movimiento
de cationes (adsorbidos) esta restringido por la atraccion electrostatica de la superficie
de la arcilla. Estas dos fuerzas contrarias (difusion-atraccion) generan cierta distribucién

de cationes adyacente a la superficie de la arcilla, como se muestra en la figura 1. La
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superficie de la arcilla y los iones distribuidos de forma adyacente es lo que se conoce

como Doble Capa Difusa. (Madsen y Miller, 1985).

Primera Segunda Capa
; Capa " (Difusa) ;
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Figura 1. Modelo de la doble capa difusa (DDL) en un sistema arcilla-agua-electrolitos.

Por su parte, Sridharan & Jayadeva (1982) y Tripathy et al. (2004) desarrollaron una
serie de ecuaciones para la presion de hinchamiento basado en la teoria de doble capa

difusa en sistemas arcilla-agua-electrolitos:

B, = 2nkT(cosh(u) — 1), 2
e =Gy, 5d, 3)
H 1
dy = —Kd ,
J; (2 cosh(y) — 2 cosh(u)) Y K @
CEC 1

(2cosh(z) — 2 cosh(u)) = ( 5 ) (ZEankT) , (5)
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donde: P. es la presion de hinchamiento [N/m?], n es la concentracion de iones entre
las superficies de arcilla [iones/m?], k es la constante de Bolztmann (1.38 x 107%* J/K),
T es la temperatura absoluta [K], u el potencial eléctrico en el espacio entre las dos
superficies de arcilla (adimensional), e= relaciébn de vacios (adimensional), & es la

gravedad especifica de los solidos de la arcilla, y,, es el peso especifico del agua, S es
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el area superficial especifica [m*/g], d es la mitad de la distancia entre las superficies
de las laminas [m], z es el potencial adimensional en la superficie de las laminas, v es el
potencial adimensional a la distancia x de la superficie de la lamina, CEC es la
capacidad de intercambio cationico de la roca [meg/100g], =, es la permitividad
eléctrica del vacio (8.8542x 107**C?*/J-m), D es la constante dieléctrica del agua
(80.4), K es un parametro adimensional propio de la teoria DDL, e’ es la carga eléctrica
elemental (1.602 x 107**C) y v es la valencia de los cationes intercambiables. Dada la
amplitud del sistema comprendido por las ecuaciones 2 a la 6, donde ciertas variables
resultan dificiles de medir de forma directa, e incluso indirecta (por ejemplo, u), se ha
establecido una relacion entre el potencial eléctrico (u) y la funcibn de distancia
adimensional (Kd) con base en datos de presion de hinchamiento para tres muestras

diferentes de arcilla, obteniéndose el siguiente sistema simplificado (Tripathy et al.,

2004):
P, =3945X107% -n-T- (cosh(u) — 1), (7)
u=-9.190log(Kd) — 3.26, para v = 1.97 (8)
nv?
Kd = 2.28579 x 10'9( ) J )
Gy,.S T

Modelo termodinamico

De acuerdo con Agus et al. (2013), el desarrollo de la presion de hinchamiento en
lutitas, es un proceso fisicoquimico que tiene lugar cuando el agua penetra un medio
arcilloso expansible La succién total de un material arcilloso consiste en la succion
matricial y la succion osmdtica, la cual se atribuye a la concentracion de iones
presentes en la formacion. La succiéon matricial esta compuesta por fuerzas capilares y
fuerzas de sorcion. De este modo, la succion total se describe como (Agus et al., 2013):

2T. RT G'.. RT. jfu,
5, = = — WS=_I.H( L)z_Psr (10)
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donde: s, es la succion total [NV /m?], T, es la tensién superficial del agua [N/m], r es el
radio promedio del poro [m], R es la constante universal de los gases (8.314 m:?), T es

la temperatura absoluta [K], V,. es el volumen molar del agua [m®/mol], ¢ es la

concentraciéon molar de los iones en el agua contenida en los poros [mol/m?], G, . es la

es la presion de

v

, . . . . s N~
energia libre debido a la presencia de fuerzas de sorcion [—”:], u
mo

vapor del agua de poro [N/m*]y u,, es la presion de vapor en estado estandar [N /m”].

- . 2T, .z . .
El término ,_5 corresponde a la succion capilar, la cual, resulta despreciable en un

material expansible ya que, al incrementar el espacio poroso con el hinchamiento del

r

material, el fendmeno de capilaridad se anula (Agus y Schanz, 2008). El término % se

refiere a las fuerzas de sorcion, las cuales se inducen por la fuerza hidratacion de los
cationes (fuerzas repulsivas) y fuerzas de atraccion de Van der Waals de largo alcance.
Sin embargo, para arcillas saturadas de cationes (como es el caso de las lutitas), la
succion osmotica puede considerarse como la succion total, debido a que la
contribucion de las fuerzas de sorcidén es nula, por lo tanto, la succién osmdtica inicial
puede considerarse equivalente a la presién de hinchamiento (Agus y Schanz, 2008).

RT u,
P =- —ln( ) . (11)
V Upn

T

La humedad relativa (HR) se define como la relacion entre la presion de vapor del agua
dividida por su presiéon de saturacion (Likos & Lu, 2003; Agus & Schanz, 2005; Agus et
al., 2013, por lo tanto, la ecuacién 11 queda como la ecuacion 12, que en lo posterior

como modelo de humedad relativa.

-

P =- ijln(HR] . (12)
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Modelos empiricos de prediccién
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Los modelos empiricos se basan en datos experimentales de presion de hinchamiento

en arcillas, con el objetivo de correlacionar propiedades fisicoquimicas que puedan
medirse facilmente, con la presion de hinchamiento generada en un sistema arcilla-

agua-electrolitos, es decir, en un sistema roca-fluido.

Modelo de conductividad eléctrica

La conductividad eléctrica es la capacidad de un material para soportar el flujo de una
corriente eléctrica. Este modelo empirico (ecuacion 14), resulta atractivo desde el punto
de vista practico, ya que su Unica variable es la conductividad eléctrica que se obtiene
de forma rutinaria a partir de registros geofisicos y se da en siemens por metro (5/m) o
en mhos por metro (27 -m™1). La ecuaciéon 13 es un modelo empirico desarrollado por
Arifin & Shanz (2009) en suelos bentoniticos para determinar la presion de
hinchamiento (P.;) como succién osmotica, en un sistema arcilla-agua en funcion de la

conductividad eléctrica del agua de poro de los suelos (EC, en mS/cm).
P, = 38.54- EC1048% (13)

Material y equipo

Se realizaron pruebas experimentales de presion de hinchamiento en tres muestras de
lutitas obtenidas de las formaciones Pimienta Inferior y Eagle Ford, para medir la
presién de hinchamiento inducida por la interaccion roca-fluido y medir el efecto de la
salinidad del fluido acuoso. Se emplearon dos fluidos distintos: el primero fue agua
destilada (concentracién salina cero), con el propdsito de obtener la presion maxima de
hinchamiento, ya que, al no contener sales disociadas tiene una maxima capacidad
para hidratar los cationes interlaminares; para el segundo fluido se utilizé6 una salmuera
de cloruro de potasio (KCI), la sal disociada forma complejos, por lo tanto, tiene menor

capacidad de hidratar los cationes de la roca (Rodriguez, 2016). La concentracion en
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peso de la salmuera (%w.) es de 5.23% y su densidad (g,,) de 1,030 kg/m® . Las tres

pruebas de presion de hinchamiento para los sistemas se describen en la tabla 1.

Sistema Formacion Fluido
S-1 Pimienta Inferior Agua destilada
S-2 Eagle Ford Agua destilada
S-3 Eagle Ford Salmuera KCI

Tabla 1. Sistemas roca-fluido para las pruebas experimentales de presién de

hinchamiento.

Para determinar experimentalmente la presion de hinchamiento se recurri6 a una
prueba rutinaria de consolidacion de suelos y se redisefié para los propositos de este
trabajo, ya que no existe una prueba para presion hinchamiento en rocas. Se emple6 un
consolidometro (figura 2), el cual, se usa comunmente para determinar la consolidacion
de un suelo fino cohesivo (generalmente arcillas y limos) bajo condiciones humedas y
bajo una carga variable propiciando la compactacion del suelo. Debido a que este
equipo esta disefiado para medir desplazamiento y carga, se eligi6 emplearlo para
realizar las pruebas de presion de hinchamiento basandose en la norma ASTM D4546-
14 que describe dos métodos para medir el hinchamiento o compresién axial inducido

en suelos a través del humedecimiento de la muestra.
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Figura 2. Consolidometro de suelos (izg.): a) micrémetro; b) plataforma; c) vastago; d)

brazo de palanca; e) eje de carga; Montaje de la celda (arriba): f) placa de carga; Q)
roca porosa; h) anillo de confinamiento; i) muestra de roca; j) celda para fluido.Se inicia
la prueba con una carga inicial igual a cero y con la celda seca, a esta primera etapa se
le denomina etapa seca. Al paso de 10 segundos se vierte el fluido en la celda y se
observa cualquier desplazamiento en el micrometro que tiene una sensibilidad de
0.00001 mm. A esto se le llama etapa cero, durante la cual se estabilizan los esfuerzos
generados por el peso de la piedra porosa y la placa de carga. (ambas ejercen una
carga de 0.01155 kg;). En el momento que se observa un desplazamiento
(hinchamiento) de aproximadamente 0.001 mm, se aplica la primera carga, aqui inicia la
etapa 1. La prueba consta de hasta 40 etapas mas la etapa seca y la etapa cero, cada
etapa (excepto las etapas seca y cero) corresponde a un nuevo incremento de carga
debido a un hinchamiento observado y la prueba termina hasta que el hinchamiento sea
nulo, entonces la carga acumulada representa la presién de hinchamiento maxima para
el sistema roca-fluido. Por otro lado, se contaba con datos previamente medidos de los

nacleos que se emplearon en el desarrollo de este trabajo, dichos datos se presentan

en la tabla 2.

Variable Nomenclatura lelgnta Eagle

Inferior Ford

Valencia promedio de los iones v 1.9 1.89
intercambiables Na*, K*, Mg?* y Ca?*.
Relacion de vacios analoga a la porosidad. e 0.003346 0.023733
Gravedad especifica en base seca. G 2.61 2.44
Area especifica del espacio poroso (m?/g). S 0.6405 4.2409
Humedad relativa a 21°C (%). RH 0.0972 0.1944
Contenido de arcillas expansibles y arcillas c 3.2 3.6
interestratificadas (%).
Capacidad de intercambio catiénico de Na*, CEC 1.98 1.99

K*, Mgz+, Ca?* (meq /100G, 0500 )-
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Tabla 2. Datos de las muestras de lutitas de las formaciones Pimienta Inferior y
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Resultados y discusion

Derivado de las pruebas experimentales, ninguno de los sistemas de la tabla 1 registré
algun cambio de volumen en la etapa cero, incluso después de 24 horas de contacto;
por lo tanto, no fue necesario agregar mas cargas, es decir, todas las pruebas
experimentales dieron como resultado presiones de hinchamiento iguales a cero. Los
registros de desplazamiento para las tres pruebas presentan la misma tendencia en los
mismos rangos de desplazamiento, tal como se muestra en la figura 3 para el sistema
S-2. Se observa una serie de puntos dispersos sin tendencia al hinchamiento o a la
compresion de la muestra. El rango de desplazamiento se encuentra aproximadamente
entre -0.008 y 0.008 mum para los tres casos. Se encontré6 que esta dispersién de
mediciones se atribuye al ruido en la sefal eléctrica del equipo producido por causas
diversas como la conductividad de los materiales, asi como la calidad de los mismos
elementos de medicion, por lo tanto, seria erroneo atribuir los desplazamientos

registrados a cualquier fenomeno de interaccién roca-fluido.
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Figura 3. Registro de desplazamiento axial de la prueba de presion de hinchamiento
para el sistema S-2, muestra Eagle Ford — Agua destilada.

Resultados a la Teoria de la Doble Capa Difusa

Se emplearon las ecuaciones 7, 8 y 9 correspondientes a la forma simplificada de la
teoria de la doble capa difusa, se usaron también los datos de las muestras como
valencia, v; relacion de vacios, e; gravedad especifica, G; y area especifica, 5 de la
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tabla 2 para las formaciones Pimienta Inferior y Eagle Ford, los resultados de presion de

hinchamiento se muestran en la tabla 3. De aqui en adelante la presion de
hinchamiento se maneja en unidades de psi de acuerdo con las unidades

convencionales en el disefio de pozos.

_ Contenido de Presion de
Sistema arcillas (%) pinchamiento P; (psi)
Pimienta Inferior — Agua destilada, (S-1) 3.2 24.36
Eagle Ford — Agua destilada, (S-2) 3.6 20.12

Tabla 3. Presion de hinchamiento calculada con la teoria de la doble capa difusa
paralos sistemas S-1y S-2.

Los resultados muestran que no necesariamente se cumple la hipotesis de que las
rocas con mayor arcillosidad son las que presentan mayores presiones de
hinchamiento, segun lo anterior, se esperaria que el sistema S-2 presentara mayor
presion de hinchamiento dado su mayor contenido de arcillas en la roca. Es necesario
realizar un analisis de sensibilidad para determinar cual o cuales variables de este
modelo es la variable mas sensible y determinar los valores limite para evitar incurrir
inconsistencias en la presion de hinchamiento calculada, cabe mencionar que las

simplificaciones usadas fueron desarrolladas para suelos, no para rocas.

Resultados al modelo de humedad relativa

En la tabla 4 se presentan las presiones de hinchamiento obtenidas con la ecuacién 12
para cada formacion empleando los datos de humedad relativa de la tabla 2 a una
temperatura de 294.15 K (21°C). Se observa que para aquellas muestras cuya
humedad relativa es mayor, la presion de hinchamiento es menor. Esto se justifica
debido al hecho de que una muestra que contiene mayor cantidad de agua en su matriz

(que ya se encuentra hidratando los cationes presentes) tiene menor capacidad de
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aceptar mas agua, por lo tanto, menor sera el efecto que esta tenga al interactuar con la

roca.
Humedad relativa Presion de hinchamiento
Formacién a 21°C (%) calculada P; (psi)
Pimienta Inferior, (S-1) 0.0972 136.61
Eagle Ford, (S-2) 0.1944 122.96

Tabla 4. Presion de hinchamiento en psi calculada por el modelo de humedad

relativa para las formaciones Pimienta Inferior y Eagle Ford.

Cabe destacar que ningun resultado concuerda con las presiones de hinchamiento
experimentales iguales o cercanas a cero para las muestras de Pimienta Inferior y
Eagle Ford de los sistemas S-1 y S-2. Ademas de que este modelo tampoco permite
cuantificar los efectos del fluido de perforacion, por lo tanto, sélo puede asumirse como
la presion de hinchamiento maxima (Rodriguez, 2016).

Resultados al modelo de conductividad eléctrica

Se calculé la presion de hinchamiento para conductividades someras medidas en la
muestra Eagle Ford, y en una nuestra de la formacién Pimienta Superior (tabla 5), esto
debido a que no se cuenta con datos de la muestra Pimienta Inferior. Es notable la
tendencia a incrementar la presion de hinchamiento con el incremento en la
conductividad eléctrica, sin embargo, es importante sefialar que la conductividad
eléctrica no es una propiedad exclusiva de una roca arcillosa, pero, la presencia de
arcillas expandibles puede incrementar esta propiedad.

Tabla 5. Presion de Hinchamiento en los nucleos Pimienta Superior y Eagle Ford en
funcién de su conductividad eléctrica EC.
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Conductividad eléctrica Presion de hinchamiento,

Formacion (mmho/m) P, (psi)
Pimienta Superior 12.00 0.60
Eagle Ford 27.24 1.43

En la tabla 6 se resumen los resultados de las presiones de hinchamiento obtenidas por
los dos modelos con base tedrica y los dos modelos empiricos. Se observa una
importante diferencia en érdenes de magnitud entre el modelo de humedad relativa
(HR) respecto a los resultados experimentales cuya presion de hinchamiento fue de

cero para todos los sistemas (S-1, S-2 'y S-3).

Presion de Hinchamiento, Pg (psi)

Formacion % Arcilla Modelos Tedricos Modelo Empirico
DDL HR EC
Pimienta Superior 4.1 - - 0.60
Pimienta Inferior 3.2 24.36 136.61 -
Eagle Ford 3.6 20.12 122.96 1.43

Tabla 6. Presion de hinchamiento calculada con los modelos teéricos y empiricos

para los nucleos Pimienta Superior, Pimienta Inferior y Eagle Ford.

El modelo més proximo a las mediciones experimentales (P, = 0 psi, en todos los
casos) es el modelo empirico de conductividad eléctrica (EC). Cabe recordar que este
modelo ha sido desarrollado y probado en suelos que generalmente tienen altos
contenidos de arcilla, alta porosidad y permeabilidad, de modo que no es totalmente
correcto asumir que una roca lutita tenga el mismo comportamiento que estos
materiales blandos, por lo que deben tomarse s6lo como aproximaciones a la presion
de hinchamiento méaxima.

Aplicacion del modelo de conductividad en un pozo real.
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De todos los modelos analizados, el modelo de conductividad eléctrica se aproxima
considerablemente bien a las presiones experimentales, ademas de que es el mas
atractivo desde el punto de vista practico, ya que su Unica variable, la conductividad
eléctrica, es un dato que se obtiene de forma rutinaria en cualquier pozo petrolero. Se
ha aplicado este modelo en la geomecanica de un pozo mexicano denominado
Pimienta-1, del cual se sabe que existe presencia de lutitas en la formacion Pimienta
entre 2,700 y 2,800 metros de profundidad, como se muestra en la columna geoldgica
de la figura 4, en la misma figura se muestra el registro de conductividad eléctrica

somera en mimbho /m.

A partir de los registros de conductividad del pozo Pimienta-1 se calcul6 la presion de
hinchamiento con un software comercial mediante la programacion del modelo de
conductividad eléctrica (ecuacion 14):

P, = 0.04463 - EC*"% | (14)

donde: P, es la presion de hinchamiento [psi] y EC es la conductividad eléctrica de la
lutita [mmho /m]. Se realiz6 la conversion de la presion de hinchamiento calculada en
unidades psi a densidad equivalente en g/cm?® y se sumé a la presion de poro (P,), ya
gue son cargas que actuan en el mismo sentido, de acuerdo con la ecuacion 1. El
efecto de la presion de hinchamiento se ilustra en la figura 5 como presién de poro final
(Pzr)- Se observa que la presion de hinchamiento alcanza valores muy por encima de la
densidad del lodo a profundidades entre 2,730 y 2,790 metros, es decir, practicamente
toda la formacién Pimienta presenta una presion de hinchamiento considerable

respecto a la densidad de lodo empleada de 1.22 g/cm?.
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Figura 4. Columna geoldgica y ventana operativa del pozo Pimienta-1
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Figura 5. Ventana operativa en la region de la formacion Pimienta donde se muestra la

presion de poro final (Pgz).

La nueva ventana operativa predice graves problemas de hinchamiento, el valor
maximo calculado de presion de hinchamiento fue de P;= 121.9 psi a 2,770 m. Los
informes de operacién del pozo Pimienta-1 reportan problemas de resistencias,
fricciones, derrumbes, pérdidas de circulacion, atrapamientos y empaquetamientos de

sarta; todo esto es atribuible al hinchamiento de la formacién Pimienta.

Modificacion del modelo de conductividad eléctrica

Se demostré la practicidad del modelo empirico de conductividad eléctrica para
aproximar a un valor maximo de presion de hinchamiento. En el presente trabajo se
propone extender este modelo con la inclusiébn de las propiedades del fluido,
especificamente su concentracion salina como pardmetro controlador de la presion de

hinchamiento.

Se plantea que el hinchamiento en lutitas se puede mitigar por la presencia de sales en
el fluido de perforacion. Esto fue probado por Ramos (2016) mediante el modelo
osmatico, si bien, el fenbmeno osmdético (ecuacion 15) esta fundamentado en la
termodinamica y es aceptado por diversos autores en la industria petrolera (Chenevert
& Pernot, 1998; Fam & Dusseault, 1998; Lal, 1999; Mody & Hale, 1993), es un modelo
que describe de forma general la forma en que interactla en sistema roca- fluido para

generar una presion osmaotica (o presioén de hinchamiento).

RT .
P.= —?;V—ln ( Swrs ) ) (15)

Ar

fm

donde: 1 es la eficiencia de membrana (adimensional), a . es la actividad del agua de
poro (adimensional) y a,,,, €S la actividad del fluido de perforacion (adimensional). Los
conceptos de actividad de agua en la roca y en el fluido de perforacion son conceptos

termodinamicos que de forma general engloban los parametros y mecanismos propios
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del sistema roca-fluido que inducen al flujo de agua de una a otra fase por medio del

diferencial de actividades quimicas.

Ramos (2016) propuso una metodologia para predecir la presion de hinchamiento a
través del modelo osmatico a partir de datos experimentales de la formacion Pimienta
Superior, a través de correlaciones determiné los valores de actividades y eficiencia de

membrana () para esta formacion (tabla 7).

Tabla 7. Datos experimentales del nucleo Pimienta Superior (Ramos, 2016).

Parametro Valor
Actividad PS (a,,.) 0.567
Eficiencia de membrana para KCI (n) 0.02276

Considerando una solucién acuosa de KCl como fluido de contacto, la actividad del
fluido se calculé mediante la ecuacion 16:
a,, = 0.99999 — 0.003443 - w, — 0.00009691 - w; (16)

Donde: w. es la concentracion salina del fluido de perforacion en porciento peso
(30K Cl). Con esta metodologia se calcularon presiones de hinchamiento para un rango
de salinidad en el fluido entre 0 y 50% en peso de KCIl y se obtuvo la curva de
presiones ilustrada en la figura 6. Una concentracion salina de 0% de KCI significa que
el fluido de contacto es agua pura, de modo que se toma como referencia el valor de
254.34 psi como la presion de hinchamiento maxima que puede experimentar este
sistema roca-fluido.

P=a+b-w,+c-wi+dwd. a7)

Como se observa en la figura 6, se realizé una regresiéon no lineal (ecuacién 17) para
describir el comportamiento de la presion de hinchamiento en funcidon de la
concentracion de KCl y se encontré una funcién polinomial como la mas cercana a esta
tendencia.
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MEMORIAS

La constante a (ordenada al origen), representa el valor maximo de presion de
hinchamiento, por lo tanto, la ordenada a se iguala al modelo de conductividad eléctrica

como la presion maxima en un sistema roca-fluido segun la ecuacion 18.

a=2Pp

5 max

= 66.345 - EC 103 (18)

donde: P, ... €s la presion de hinchamiento maxima [psi] y EC es la conductividad

eléctrica de la roca [mmhe /m].
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Figura 6. Presion de hinchamiento calculada por el modelo osmético en funcién

de la concentracién de KCI en el fluido de contacto.

De la sustitucion de la ecuacion 18 en la ecuacién 17 resulta el modelo corregido de

conductividad eléctrica:
P, = 66.345- EC1™®% — 18039 - w, — 0.0232-wZ — 0.0007w? (19)
donde: w; es la concentracion en peso de KCI en el fluido de perforacion (%4). La

presion de hinchamiento se calculé con la ecuacion 19 para las formaciones Pimienta

Superior y Eagle Ford ilustradas en la figura 7.
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Figura 7. Presién de hinchamiento calculada para los nucleos Pimienta Superior

(PS) y Eagle Ford (EF) con el modelo corregido de conductividad eléctrica.

Cabe mencionar que experimentalmente se trabajé con las muestras Pimienta inferior y
Eagle Ford, mientras que los datos de actividad quimica y eficiencia de membrana
corresponden a la formacién Pimienta Superior, por lo cual, es de esperar que el
resultado obtenido no sea del todo exacto, sin embargo, se ha conseguido un modelo

practico que toma en cuenta las propiedades de un sistema roca-fluido.

Conclusiones

El hinchamiento de lutitas es consecuencia de la adsorciébn de agua en los espacios
interlaminares por la atraccion de contra-iones presentes, induciendo la acumulacién de
agua e incrementando las fuerzas de repulsion electrostatica que separan las laminas
de arcilla y producen el hinchamiento de la lutita. La teoria de Doble Capa Difusa,
explica el fenomeno del hinchamiento desde el espacio interlaminar en funcion de su
valencia, capacidad de intercambio catidnico, entre otros factores exclusivos de la
formacion. El modelo osmético con fundamento termodinamico, pretende explicar el
hinchamiento englobando de forma macroscépica todos los parametros en una sola
variable: la actividad quimica. Las presiones de hinchamiento medidas
experimentalmente en dos rocas arcillosas (Pimienta Inferior y Eagle Ford) resultaron

cercanas a cero con ambos fluidos empleados (agua destilada y salmuera de KCI), el
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contenido arcilloso de ambas formaciones es tan bajo que, aunado su porosidad y
permeabilidad, no inducen el hinchamiento de las rocas, por lo menos en las primeras

24 horas de contacto roca-fluido.

La aplicacién del modelo de conductividad eléctrica en un pozo real (Pimienta-1) reflejé
un estrechamiento en la ventana operativa en la formacion pimienta como
consecuencia del hinchamiento inducido, interpretado como la presion de hinchamiento
méaxima. Se modifico el modelo de conductividad eléctrica mediante la inclusion de la
concentracion salina en porciento peso (w;) como variable del lodo del cual dependen
sus propiedades quimicas. Este modelo corregido resulta de mayor practicidad en
campo, ya que se obtienen registros de conductividad o resistividad eléctrica en tiempo

real, por lo que es posible calcular la presién de hinchamiento de forma instantanea
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