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1. INTRODUZIONE

La petrofisica delle rocce-serbatoio si basa in buona parte sullo studio delle carote. Per
comprendere pienamente l'importanza delle carote nello studio dei giacimenti, vediamo
brevemente come si sviluppa la ricerca di idrocarburi.

E noto che una compagnia petrolifera, titolare d’un permesso, cerca in un primo tempo
d’individuare le eventuali strutture esistenti nella zona del permesso attraverso I'esplora-
zione geofisica. Delimitate le possibili strutture, si parte con P’esplorazione geoclogica me-
diante un sondaggio con un impianto di perforazione per accertare la presenza o meno di
idrocarburi negli eventuali strati porosi del sottosuolo.

Il sondaggio viene eseguito secondo un programma ben dettagliato steso dalle varie unita
interessate alla ricerca. In questo programmea, la geologia del sottosuolo prevede il prelie-
vo di carote con lo scopo di acquisire dati utili alla conoscenza dei terreni attraversati dal
sondaggio.

| risultati del sondaggio (o pit sondaggi) possono essere:
— negativi, cioé la struttura & sterile ed allora I’esplorazione viene abbandonata;

— positivi, cioé sono stati individuati uno o piu livelli mineralizzati ed allora I’esplorazione
prosegue per passare allo sviluppo e coltivazione del giacimento.

Si possonc pertanto distinguere due fasi nell’attivita di ricerca petrolifera:
— fase di esplorazione

— fase di sviluppo e coltivazione

Nella prima fase, il prelievo di carote sara dettato da criteri prevalentemente geologici,
mentre nella seconda fase, le carote serviranno soprattutto per ottenere dati utili allo stu-
dio del giacimento, il cui scopo & quello di programmare i modi e i tempi di sfruttamento
del giacimento tenendo presente che 'obiettivo & quello di ottenere il massimo recupero
con il minor impegno economico.

E chiaro a questo punto che le carote sono d’estrema importanza perché sono campioni di
roccia prelevati alle profondita interessate e perciod forniscono una conoscenza diretta del-
le caratteristiche morfologiche e strutturali della roccia-serbatoio, molto importanti per il
calcolo delle riserve e la taratura dei logs di pozzo, nonché per lo studio della distribuzione
dei fluidi ed il loro moto attraverso la roccia.

1.1. Prelievo e Preservazione delle Carote

Per prelevare le carote di fondo si impiega il carotiere. che & composto da un tubo lungo 9
metri che serve ad alloggiare la carota e da una scarpa che fa da scalpello ed ha un foro
centrale che permette I'ingresso della carota nel tubo portacarota, ove essa viene trattenu-
ta dal fermacarota.



Il diametro del carotiere varia di pari passo con il diametro delle aste di perforazione che a
loro volta possono variare in relazione alla profondita del sondaggio. Si possono combina-
re insieme due portacarote per il prelievo di carote lunghe 18 metri (60 piedi).

Il recupero pud essere totale (100%), parziale (< 100%), nullo (0%): il buon recupero della
carota dipende dal tipo di roccia e da una abile esecuzione del prelievo da parte del perfora-
tore.

Esiste comunque un carotiere con manica di gomma per il prelievo di carote in formazioni
costituite da rocce sciolte o poco consolidate.

Appena il carotiere arriva a testa pozzo, la carota viene estratta dal tubo portacarota e pre-
parata per la spedizione ai laboratori. Questa operazione va eseguita con la massima cura
" e cautela per evitare di arrecare il benché minimo disturbo alla carota.

L'operazione avviene nel seguente ordine:

1. Estrazione della carota dal tubo portacarota

N

Pulizia esterna della carota con asportazione del fango di perforazione con stracci puli-
ti e asciutti

Preparazione di spezzoni lunghi 1 metro
Succinta descrizione litologica delia carota

Avvolgimento degli spezzoni in carta stagnola

I

Introduzione degli spezzoni in manica di plastica e chiusura della manica alle due
estremita :

7. Collocamento degli spezzoni nelle cassette di legno
8. Bloccaggio degli spezzoni nelle caséette'con_ paraffina liquida al punto di fusione
9. Chiusura delle cassette previa inclusione della descrizione litologica di cui al punto 4

10. Apposizione sulle cassette di tutti i dati di riconoscimento (campo, pozzo, numere pro-
gressivo della carota, profondita, ecc.) '

11. Spedizione delle cassette ai laboratori.
Ricordiamo che esistono anche le carote di parete. Esse vengono prelevate quando si vuol

disporre di elementi diretti di valutazione di un intervallo gia attraversato dalla perforazione
dove ovviamente non & pil possibile prelevare una carota di fondo.

1.2. Campionamento ed Analisi

Al loro arrivo a destinazione le carote vengono sottoposte al campionamento, che viene
esequito in un laboratorio appositamente attrezzato per tale funzione.

Il campionamento deve tener conto dei diversi tipi di analisi che vengono eseguite sulle ca-
rote: infatti dalla petrografia alla paleontologia, dalla stratigrafia alla petrofisica, ecc.,



ogni laboratorio richiede tipi particolari di campioni.

Per quanto riguarda la petrofisica, le analisi possono essere di routine e speciali: le analisi
di routine sono quelle che vengono eseguite su tutte le carote e sono di interesse premi-
nentemente geologico; le analisi speciali riguardano invece solo le carote destinate a studi
di giacimento che vengono eseguiti nella fase di sviluppo e coltivazione del campo. Le ana-
lisi speciali infatti riguardano soprattutto la distribuzione e la dinamica di flusso dei fluidi
nel giacimento. A tale scopo vengono programmati i carotaggi meccanici continui che pos-
sono interessare anche intera formazione mineralizzata, oggetto di studio da parte del
“reservoir engineering’’.

Nel laboratorio di campionamento, le carote vengono tolte dalle cassette e trasferite, dopo
averle liberate dal materiale preservante, in nuove cassette per procedere al campiona-
mento.

L'unita di misura per la numerazione dei campioni & il decimetro per le profondita in metri
oppure il piede per le profondita in piedi.

La frequenza dei campioni destinati alle analisi di routine & in ogni caso 30 cm. per unifor-
mare statisticamente sia le carote prelevate in metri sia le carote prelevate in piedi.

Le dimensioni dei campioni dipendono dal tipo di roccia delle carote: se la roccia € omoge-
nea, il campione convenzionale & il cosiddetto “plug”, costituito da un cilindrino 17 x 1".
Se la roccia & eterogenea, il campione é il cosiddetto “full-size” cioé spezzoni a pieno dia-
metro di lunghezza variabile in relazione alla integritd o meno della roccia. | campioni pos-
sono essere orizzontali o verticali.

Le analisi di routine avvengono nel seguente ordine:

estrazione dei fluidi residui

e

lavaggio
essiccamento
porosita

permeabilita

o o s N

fattore di resistivita di formazione.

Un campione a parte (1 x metro) viene prelevato per la misura della densita reale (grain
density).

Le analisi speciali non richiedono un campionamento statistico: il prelievo dei campioni
per le analisi speciali segue criteri legati alla variazione delle caratteristiche petrofisiche
della roccia. '
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2. ANALISI DI ROUTINE
2.1. Saturazione in Fluidi Residui

Si definiscono fluidi residui, i fluidi esistenti in carota al momento del recupero delle caro-
te a testa pozzo.

Mediante I'estrazione di questi fluidi si pud determinare la saturazione in fluidi residui del-
la carota.

Il termine “residui’ vuol indicare che i fluidi estratti dalla carota in laboratorio non sono
piu, nella quantita e nella composizione, quelli esistenti in giacimento. Cid & dovuto ai fe-
nomeni che avvengono quando si taglia e si porta alla superficie la carota.

Ad esempio in un giacimento ad olio la carota, durante il taglio, & sottoposta all’azione di
flussaggio da parte del filtrato del fango; inoltre, mentre il carotiere viene estratto, la pres-
sione in carota diminuisce con conseguente liberazione del gas disciolto-nell’olio, che a
sua volta causa 'espulsione di parte dei fluidi originali della carota.

Durante I’azione di flussaggio, il filtrato del fango entra in carota e spiazza una frazione di
olio, per cui la saturazione in olio diminuisce, mentre aumenta la saturazione in acqua.

La saturazione in olio decresce ulteriormente quando, col diminuire della pressione in ca-
rota durante I'estrazione del carotiere, il gas disciolto nell’olio si libera e spiazza olio e ac-
qua.

Di conseguenza, una parte di spazio poroso rimane occupato dal gas liberato.

| metodi di estrazione impiegati in laboratorio sono due:
1. estrazione a solvente

2. estrazione a secco sottovuoto.

| risultati ottenuti con I’estrazione dei fluidi residui possono dare indicazioni sulla presenza
o meno di idrocarburi nella formazione da cui proviene la carota, nonché sul tipo di minera-
lizzazione. Possono inoltre essere indicativi della saturazione in olio residuo dopo “water
drive” e, in certi casi, del valore della saturazione in acqua irriducibile.

2.2. Porosita

Generalita

La porosita & una delle caratteristiche fisiche fondamentali che definiscono una roccia ser-
batoio. '

Essa costituisce lo spazio disponibile per 'accumulo degli idrocarburi ed & uno degli ele-



menti essenziali per il calcolo delle riserve di un giacimento.

La maggioranza delle rocce sedimentarie & costituita da particelle solide che, al momento
della sedimentazione e dopo I'assestamento, hanno lasciato degli interstizi che danno alla
roccia serbatoio la capacita di contenere dei fluidi (olio, acqua, gas). Tali vuoti possono
avere dimensioni e forme diverse, ma devono essere intercomunicanti al fine di permettere
il moto dei fluidi medesimi.

Da un punto di vista teorico, per farsi un’idea di ¢id che é la porosita di un materiale granu-
lare, prendiamo a modello una sabbia tutta costituita idealmente da particelle sferiche del-
lo stesso diametro. Queste sfere in un piano possono disporsi in infiniti modi: nella Fig. 1
sono rappresentati vari tipi di assestamento nello spazio con porosita che variano da un
“minimo del 25,95% a un massimo del 47,64%.

Si definisce la porosita di un corpo come il rapporto fra il volume di tutti i suoi vuoti ed il vo-
lume totale del corpo stesso; tale porosita viene piu propriamente chiamata porosita asso-
luta o totale.

Nel caso delle rocce serbatoio, ¢i¢ che interessa agli effetti produttivi & la porosita costitui-
ta da pori comunicanti fra loro. Tale porosita viene generalmente chiamata porosita effetti-
va o utile.

Se indichiamo con ¢ la porosita effettiva di una roccia, con Vy il volume totale e con V,, il
volume dei pori comunicanti, potremo rappresentare la porosita effettiva con la formula:

che in pratica viene espressa in percento o come frazione decimale.

Se la roccia contiene pori non comunicanti e se si indica con V’p I'insieme di tutti i pori, la
porosita totale ¢’ sara data da:

eis

La differenza

viene definita come porosita residua e rappresenta la porosita dovuta ai soli pori non co-
municanti. -

Nel campo degli studi minerari petroliferi, la porosita totale interessa solo per il fatto che &
quella che viene individuata nei carotaggi elettrici (logs), ma comunemente si usano i valori
di porosita effettiva. D’altra parte, nelle rocce serbatoio vi & in genere pochissima differen-



za fra porosita totale e porosita effettiva; quest’ultima pud essere al massimo inferiore del
10% rispetto alla prima.

Porosita delle Rocce Serbatoio

Dal punto di vista petrofisico, la porosita delle rocce puo essere classificata in due tipi
principali:

— Primaria detta anche intergranulare od originaria: deriva dai vuoti lasciati fra i frammen-
ti minerali al momento della deposizione ed é pertanto una caratteristica originale della
roccia, che dipende dalla forma e dimensione dei granuli, dalla loro distribuzione, dal
modo di deposito e dal costipamento che ha luogo durante e dopo la sedimentazione
(Fig. 2). '

— Secondaria: é legata a variazioni che hanno luogo successivamente alla deposizione o

a processi chimico-fisici che determinano la trasformazione dei sedimenti in rocce, mo-
dificandone la tessitura, la struttura e la composizione (diagenesi).

Esempi di porosita primaria:

porosita intercristallina (calcari)
porosita intergranulare (sabbie, arenarie)
porosita a struttura oolitica (calcari)

Esempi di porosita secondaria:

porosita vacuolare

porosita per distruzione di fossili
porosita per fratture

porosita per dissoluzione
porosita per dolomitizzazione
porosita per silicizzazione
porosita per ricristallizzazione

Porosita delle Argille

Le argille di per sé non costituiscono rocce serbatoio data la estrema finezza dei pori e dei
granuli, i quali, esercitando una forte attrazione capillare, determinano una permeabilita ai
fluidi praticamente nulla. Possono pertanto costituire la roccia di copertura (caprock).
La porosita delle argille € perd molto alta: inizialmente, al momento della deposizione, esse
hanno porosita del 90% ma il costipamento riduce poi progressivamente tale porosita a va-

lori esigui, come si pud dedurre dalla correlazione profondita-densita apparente delle argil-
le in Fig. 3.

Valutazione della Porosita

La valutazione della porosita in laboratorio si puo effettuare sulle carote colla misura diret-



Profondita, m

800

1000

1200

1400

1600

1800

2000

1

T

U

09

BB B
#8 gg
B @F

&
&

Fig. 1 - Disposizioni reticolari varie di corpi sferici

45

40 35 30 25 20

Porosita, %

Fig. 2 - Valori della porosita in funzione della profondita di
aicune sabbie della Pianura Padana.



1300}

Profondita, m

300

500 L

700L

9001

1100

1500

1700}

1900

2100

2300

2500}

2700+

2900

1 | 1 1 i 3 |

160 180 200 220 240 260 280

Densita apparente, g/ml

Fig. 3 - Denéita apparente delle argille in
funzione delle profondita.



ta mediante appositi strumenti detti porosimetri.

In base alla definizione data della porosita, I'entita geometrica ad essa corrispondente puo
essere calcolata dalle seguenti formule:

; V, — V.
Porosita ¢, % = \‘IOI:.,_t,Ota‘Ie — Vol. grani | 100 = P "% .100
Vol. totale Vy,
i vV
Porosita ¢ , % = Yolwwoli . 450 _Zo . 400
Vol. totale v,
i vV
Porosita ¢, % = Vol.vuoti ) [ . I [
Vol. grani + Vol. vuoti Vs + V)

Pertanto, quando si conoscono i parametri che figurano nelle citate formule cioé volume
totale del campione (V,), volume poroso (spazi vuoti) (Vp), volume della parte solida (granuli
nel loro complesso) (V,) si pud conoscere la porosita.

Quindi, tutti i metodi per la determinazione della porosita condotta in laboratorio dovranno
permetterci di misurare tali parametri o almeno due di essi.

Metodi di misura

Nei laboratori dell’AGIP, il metodo impiegato per la misura della porosita & quello che si ba-
sa sulla legge di Boyle {legge dei gas), con il quale si misura il volume totale ed il volume
solido del campione.

Un secondo metodo é quello per saturazione, nel quale si misura direttamente il volume dei
pori per via gravimetrica e il volume totale per via picnometrica.

2.3. Permeabilita

Definizione

Altra fondamentale caratteristica fisica di una roccia serbatoio é ta permeabilita. Questa
rappresenta la capacita di una roccia a lasciar circolare i fluidi attraverso il suo volume po-
roso senza che intervengano alterazioni della sua struttura o spostamenti delle sue parti. E’
pertanto una proprieta intrinseca della roccia, legata alla sua costituzione litologica, alla
sua tessitura e alla sua configurazione porosa e da in definitiva la misura della produttivita
di una formazione petrolifera.

Legge di Darcy e Unita di Misura

L'espressione quantitativa della permeabilita é data dalla relazione che Darcy trovo speri-
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mentalmente nel 1856 studiando il flusso dell’acqua attraverso filtri sabbiosi orizzontali.
Durante i suoi esperimenti, Darcy accertd che in un flusso lineare, la quantita d’acqua che
passava attraverso setti sabbiosi nell’'unita di tempo era direttamente proporzionale al gra-
diente idraulico e all’area della sezione del setto e inversamente allo spessore di questo ul-
timo.

Nella sua formula piu generale la legge di Darcy pud venire espressa nel modo seguente:

=3 = -k B2,
A H ds ds

dove:
s = distanza della direzione del flusso sempre positiva, cm
Vg = velocita apparente del flusso attraverso l'unita di superficie del mezzo poroso nel-

I'unita di tempo, cmisec
q = quantita di flusso, cm?/sec
A — area media di una sezione perpendicolare alla direzione di flusso, nel punto in cui

si considera v, cm?
Z — coordinata verticale, considerata positiva verso il basso, cm
¢ = densita del fluido, g/ml
g = accelerazione di gravita, cm/sec?
dp = gradiente di pressione nella direzione del flusso s nel punto in cui si considera vy,
ds atm

= viscosita del fluido, cp

k = permeabilita del mezzo, darcy

La legge di Darcy, come sopra formulata, lega le diverse variabili che influenzano il flusso
viscoso di un fluido omogeneo (monofase) attraverso il mezzo poroso, saturato al 100%
dallo stesso fluido e sempre che quest’ultimo non eserciti alcuna azione chimica o fisica
sul mezzo stesso. In essa figura una costante di proporzionalita, k, che & la permeabilita, e
che, come abbiamo gia detto, & una caratteristica peculiare del mezzo, indipendente dalle
dimensioni di questo, dal gradiente di pressione esercitato sui fluidi impiegati (limitata-
mente a quelli incomprimibili) e dalla viscosita degli stessi. Di conseguenza per un dato va-
lore di k, la portata di flusso di un fluido, in regime permanente, attraverso un blocco di roc-
cia porosa & direttamente proporzionale alla differenza di pressione esistente in punti di-
versi del blocco e alla superficie esterna d’esso, mentre & inversamente proporzionale alla
viscosita del fluido e allo spessore del blocco, cioé

Per gli scopi pratici & importante fissare il concetto che i mezzi porosi posseggono una ca-
ratteristica di permeabilita che pud essere determinata ricorrendo a misure sperimentali.
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Nell'industria petrolifera di ricerca, I’American Petroleum Institute (APl) ha standardizzato
il “darcy” definendolo nel modo seguente:

— un mezzo poroso ha una permeabilita di un darcy, quando un fluido monofase della vi-
scosita di un centipoise, che riempie completamente il volume poroso del mezzo, flui-
sce attraverso ad esso, in condizioni di flusso viscoso, con una portata di un centimetro
cubo per secondo, per un’area di un centimetro quadrato di sezione, per una differenza
di pressione di un’atmosfera.

Nelle misure pratiche, si usa un sottomultiplo del darcy, che viene chiamato millidarcy (mil-
lesima parte del darcy).

Variazione di Permeabilita

L’applicazione della legge di Darcy per determinare la permeabilita delle rocce serbatoio,
si basa sul presupposto che i fluidi flussanti non abbiano azione alcuna sulla roccia e che,
in condizioni di flusso viscoso, non vi sia differenza nel meccanismo di flussaggio fra fase
liquida e fase gassosa: infatti, in teoria la permeabilita di un mezzo & da considerare co-
stante e cioé indipendente dal tipo di fluido impiegato e dalla pressione differenziale.

In pratica pero, se un liquido interagisce sia chimicamente che fisicamente con la materia
costituente la roccia, il valore della permeabilita varia. Ad esempio, i fenomeni di idratazio-
ne cui vanno soggetti i minerali argillosi determinano alterazioni nella permeabilita causa-
te dal rigonfiamento dell’argilla, con conseguente riduzione del volume poroso. Cosi la per-
meabilita di una roccia all’acqua salata, sara maggiore che non all’acqua dolce.

Un altro fenomeno messo in luce per la prima volta da Klinkenberg mette in evidenza che la
permeabilita a un flusso di gas & superiore a quella di un liquido per una specie di slitta-
mento (slip) che le molecole del gas subiscono lungo la parete dei canalicoli del mezzo po-
roso.

Nel flusso viscoso si presume che la velocita di un liquido lungo le pareti di un tubo capilla-
re sia nulla per I'attrito interno delle molecole; nel caso di un gas invece, le singole moleco-
le contribuiscono all’effetto della velocita, la quale acquista un valore finito anche lungo le
pareti, quando le dimensioni del cammino libero medio delle molecole sono dello stesso
ordine del diametro del capillare.

Klinkenberg afferma che la permeabilita ai gas & funzione del cammino libero delle mole-
cole e di conseguenza varia con tutti i fattori (temperatura, pressione, natura del gas) che
condizionano il cammino libero medio stesso.

Klinkenberg ha ricavato una relazione che lega la permeabilita a un gas e quella a un liqui-
do, la quale pud essere espressa nel modo seguente:

kg = K (‘E+b—)

Pm
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Kg = permeabilita del mezzo ad un gas che satura al 100% il volume poroso (a
temperatura costante)

k = permeabilita del mezzo a un liquido monofase, che satura al 100% il volume
poroso (a temperatura costante)

Pm = pressione media alla quale il gas fluisce

b = costante di Klinkenberg per un dato tipo di gas e un dato tipo di roccia

L'equazione sopracitata dice che la permeabilita del gas varia con la pressione media, le-
gando la permeabilita al reciproco della pressione media di flussaggio. Si pu® rappresenta-
re graficamente la variazione di permeabilita per tre gas idrocarburici diversi. Le varie linee
intercettano I'asse delle ordinate in uno stesso punto che rappresenta (per una pressione

infinita -1 = 0) la permeabilita equivalente a un liquido monofase, k;; la pendenza

p
delle curvemesgrime b (Fig. 4).

Esiste in ogni caso una relazione fra b e k, che, riportata graficamente in coordinate biloga-
ritmiche, da un diagramma che pud servire per valutare approssimativamente la permeabi-
litd corretta (Fig. 5). :

Permeabilita delle Rocce Serbatoio

Per quanto precedentemente detto, la permeabilita di una roccia serbatoio & legata anzitut-
to alla sua configurazione porosa e percio tutti i fattori geologici e petrofisici che influenza-
no la porosita effettiva, influenzano anche la permeabilita. Permeabilita dovuta ad ampi
spazi vuoti, quali fratture e cavitd, saranno molto maggiori di quelle determinate da molti
piccoli pori. Rocce clastiche a granulometria molto fine mostreranno permeabilitd assai -
piu basse di quelle a granulometria grossolana. '

Nelle rocce serbatoio, la permeabilita verticale & diversa in genere da quella orizzontale, la
quale & di solito maggiore. La ragione di cio & da ricercare nel processo di sedimentazione
per cui i granuli tendono a stratificarsi e sovrapporsi orizzontalmente secondo la parte ap-
piattita e a disporsi con I’'asse maggiore lungo la direzione della corrente. In tal modo si
avranno orizzontalmente degli interstizi di pit facile passaggio e quindi di maggior permea-
bilita, la quale verra ulteriormente aumentata dalla circolazione delle acque solventi, che
pit facilmente si muovono nello stesso senso.

Di norma, & lungo questa permeabilita orizZontaIe che si effettua il drenaggio dei fluidi del
giacimento verso i pozzi.

Alti valori di permeabilita verticale possono a volte essere determinati da fratture che attra-
versano verticalmente i piani di stratificazione e che sono state successivamente allargate

da azioni di dissoluzione.

| valori medi di permeabilita di rocce serbatoio possono variare da pochi millidarcy a 1000
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millidarcy; possono perd avere anche valori molto superiori (migliaia di millidarcy). Si han-
no poi casi di rocce serbatoio, la cui matrice mostra all’analisi permeabilita bassissime
(dell’ordine di 0,1 md) le quali possono essere commercialmente produttive a causa della
presenza di una rete di fratture che contribuisce alla complessiva capacita di flusso.

Valutazione della Permeabilita

La permeabilita inerente ad un fluido omogeneo che satura il mezzo al 100% si chiama per-
meabilita assoluta.

Le misure di permeabilita si possono effettuare solo in laboratorio su campioni di carote.

Gli appositi strumenti impiegati in laboratorio per le misure di permeabilita vengono deno-
minati permeameitri.

Secondo la legge di Darcy, la misura della permeabilita di un mezzo poroso richiedera:

a) conoscenza delle dimensioni del campione (lunghezza e sezione)

b) ottenimento di un flusso viscoso di un fluido attraverso il campione a mezzo di una pres-
sione differenziale (portata e pressione)

¢) conoscenza della viscosita del fluido impiegato.

2.4. Fattore di Formazione

Fra i parametri di carattere geochimico di una roccia serbatoio si deve considerare la con-
duttivita elettrica.

Dato che le rocce sedimentarie costituenti le rocce serbatoio sono imbevute di acqua pitio
meno salata, quando tali rocce sono mineralizzate possono riguardarsi come formazioni in
cui 'acqua e stata parzialmente sostituita dagli idrocarburi. Poiché la matrice costituente
una roccia serbatoio non & conduttrice, si ha che una formazione porosa presenta una con-
ducibilita elettrica dipendente praticamente dall’acqua in essa contenuta, in quanto gli
idrocarburl non sono conduttori,

Pertanto la conduttivita o la resistivita di una formazione costituisce un parametro specifi-
co di essa che dipende:

a) dal grado di saturazione in acqua interstiziale e dalla composizione chimica e tempera-
tura di questa;

b) dalla tessitura della roccia ossia dal tipo litologico, dalla forma, distribuzione e compat-
tezza dei granuli e dalla tortuosita dei canalicoli formati dai pori comunicanti;

c) dalla bagnabilita della roccia rispetto ai fluidi contenuti.

Per una data roccia, esiste un rapporto costante fra la resistivita d'essa quando sia satura-
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ta al 100% di acqua salata (R,) e la resistivita dell’acqua saturante (R,,). Tale rapporto viene
denominato: fattore di resistivita di formazione o semplicemente fattore di formazione (F):

Ro

F =
Rw

Il fattore di resistivita di formazione & una grandezza adimensionale che rappresenta la re-
sistivita intrinseca di una formazione porosa: per questo & essenziale per 'interpretazione
dei logs elettrici. Esso varia in funzione della geometria complessiva dello spazio poroso
ed & quindi legato alla porosita effettiva della roccia. Numerosi studiosi (da Archie a
Guyod, da Martin a Winsauer) hanno tentato, attraverso ricerche sperimentali e teoriche, di
esprimere tale legame in termini matematici, ricavando una formula che, nella sua accezio-
ne pit generale, pud scriversi: '

F=c@m

dove ¢ ed m sono costanti legate ai vari tipi di roccia. Per molti casi la formula pud scriversi
(Humble):

E = 0,62
@2,15
variando da
F = 1—
@2

per formazioni molto compatte a

0,75
@2

F =

per formazioni friabili.

c & uguale a 1 o di poco inferiore per quasi tutte le rocce: in tal caso la formula si semplifica
e diviene:

F = @—m

dove m che viene detto fattore di cementazione, dipende dal grado di consolidamento delle
formazioni ed ha valori variabili da 1,3 per sabbie non consolidate a 2,2 per formazioni cal-
caree.

Nel suo significato fisico il fattore di cementazione denota il grado di consolidamento o ce-
mentazione delle rocce. Infatti, se consideriamo una sabbia non consolidata e pulita satu-
rata da acqua salata e immaginiamo che i suoi pori formino un fascio di capillari lineari e
paralleli, la sua porosita effettiva & pari alla quantita di acqua saturante e la sua resistivita
& uguale al rapporto (R,,/@) fra la resistivita dell’acqua e |la porosita: di conseguenza il fatto-
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re di formazione & dato dal reciproco della porosita stessa, mentre il fattore di cementazio-
nesaram = 1.

Diversamente per sabbie pit © meno consolidate, poiché in effetti la loro porosita & costi-
tuita da canalicoli tortuosi, m sard sempre maggiore di 1, con valori medi che variano da 1,3
a 2,2 e possono arrivare fino a'3 per formazioni molto cementate. Infatti, il fenomeno della
cementazione, procurando il riempimento parziale dei pori con sostanze non conduttrici,
determina una riduzione del volume dei fluidi conduttori e un aumento del percorso totale
che la corrente deve seguire: donde un incremento complessivo della resistivita. E’ eviden-
te allora che tanto maggiore & il fattore di cementazione tanto maggiore sara il fattore di
formazione, essendo la porosita sempre una frazione dell’unita.

In definitiva, il fattore di cementazione da un’idea approssimata e indicativa dell’influenza
che le caratteristiche morfologiche del mezzo hanno sulla resistivita e quindi sul fattore di
formazione.



3. ANALISI SPECIALI

3.1. Comprimibilita delle Rocce

La roccia serbatoio dei giacimenti & sottoposta ad una forza di compressione considerevo-
le in confronto dei campioni di carote esaminati in laboratorio. La conoscenza dell’effetto
della comprimibilita sulla porosita e sulla permeabilita pud essere utile per convertire i dati
di laboratorio in dati di campo. '

L'influenza del carico geostatico sulle caratteristiche petrofisiche della roccia serbatoio
pud essere misurata in laboratorio con speciali apparecchiature.

Per la porosita si opera su un campione di roccia saturo di acqua, applicando pressioni cre-
scenti sulla superficie esterna del campione. Il liquido che viene strizzato fuori dalla carota
corrisponde allo spazio poroso perso dal campione per effetto della compressione.

Per la permeabilita, si eseguono misure di K ai vari steps crescenti di pressione applicata
alla superficie esterna del campione di carota.

La diminuzione di porosita e di permeabilita viene quindi rappresentata in un diagramma
come calo percentuale in funzione della pressione.
La comprimibilita della roccia-serbatoio & il risultato di due fattori distinti:

a) I'espansione dei grani di roccia che segue al declino di pressione nel giacimento

b) l'ulteriore compattazione della formazione produttiva con I"aumentare del carico geo-
statico effettivo dovuto anch’esso al declino di pressione del giacimento.

In certi casi, 'effetto della comprimibilita della roccia pud essere di estrema importanza
nel calcolare I'olio in posto dai dati del declino di pressione.

In tali calcoli, si impiega un coefficiente di comprimibilita effettiva (c,) nel quale si somma-
no le influenze esercitate dalla comprimibilita dell’olio, dell’acqua e del volume poroso.

Tale coefficiente di comprimibilita effettiva & espresso dalla formula:

SoCo + SycCyw + Cf

Ce =
So
dove:
S, = saturazione in olio
Sy = saturazione in acqua
C, = comprimibilita dell’olio
cy = comprimibilita dell’acqua
cf = comprimibilita del volume poroso
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3.2. Capillarita
Generalita

Nei giacimenti petroliferi sono sempre presenti almeno due fasi fluide. E infatti general-
mente accettato che tutte le formazioni mineralizzate erano saturate d’acqua prima che vi
migrassero gli idrocarburi. Quindi, anche nel caso che il fluido petrolifero mineralizzante
sia monofase (liquido o gassoso), si ha sempre la presenza di una seconda fase costituita
dall’acqua che non ha potuto essere completamente spiazzata.

Si pud dimostrare che tra le due facce di una superficie interfase fra due fluidi esiste una
differenza di pressione P, chiamata ‘“Pressione capillare’ data da:

Po= o (1—+1)

Ry R,
dove ¢ € latensione interfacciale, R, e R, sono i raggi principali di curvatura.
In condizioni di equilibrio statico, detta A P la differenza di pressione tra i due fluidi si avra:
AP = Py
Per AP # P, I'equilibrio statico non e possibile.

Un altro parametro che partecipa ai fenomeni capillari & I'angolo che la superficie interfase
forma con la parete del capillare, detto ““angolo di contatto”, il quale dipende dalle proprie-
ta fisiche sia della coppia di fluidi che del solido con il quale i fluidi sono in contatto.

Noto I'angolo di contatto si ha:

pcz.w_
=

Nella Fig. 6, affinché |la superficie interfase sia in equilibrio, la pressione P, nel fluido (1)
deve essere superiore alla pressione P, nel fluido (2) di una quantita pari a:

20cos @
r

P1 e P2 —_
Se Py — P,< P, si avra che il fluido bagnante (2) si muovera nel senso di spostare il fluido
non bagnante (1) (imbibizione); se Py — P, > P, il fluido bagnante (2) sara spostato dal flui-
do non bagnante (1) (drenaggio).

In Fig. 7 si ha un capillare di raggio variabile. In questo caso, il fluido non bagnante potra
pehetrare nel capillare se avra una sovrapressione almeno pari alla minima P, corrispon-
dente al raggio della soglia di ingresso; per sovrapressioni crescenti si avra un progressivo
avanzamento della superficie nell’interno del capillare fino a che, per una sovrapressione
pari alla massima pressione capillare (P;} corrispondente al raggio della soglia di uscita,
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tutto il fluido (2) sara totalmente spiazzato dal capillare.

In Fig. 8, la curva ottenuta nel senso del drenaggio é differente da quella ottenuta nel senso
dell’imbibizione. Si ha cioé un fenomeno di isteresi.

Curve di Pressione Capillare

Per un mezzo poroso, che & un sistema molto pit complesso d'un tubo capillare, si pud pre-
vedere che esista una relazione che lega la saturazione e la pressione capillare. Questa re-
lazione fra la pressione capillare e la saturazione pud permettere la determinazione di una
curva caratteristica “Pressione capillare - saturazione” che é detta “Curva di pressione ca-
pillare” ed & sperimentalmente ottenibile.

La Fig. 9 presenta 'andamento di due curve; da esse si pud rilevare come la saturazione
della fase bagnante rimanga 100% fino a che la pressione capillare non supera un valore
minimo, chiamato “pressione di spiazzamento” o “‘di soglia”, che corrisponde ai pori di in-
gresso piu grandi.

La Fig. 9a & relativa a un mezzo poroso con dimensione dei pori molto uniformi; la Fig. 9b &
relativa a un mezzo poroso con dimensioni dei pori molto eterogenee.

Le due curve presentano inoltre un andamento asintotico verticale in corrispondenza di un
valore “minimo irriducibile” della saturazione. Questa saturazione viene definita “irriduci-
bile” in quanto, anche se essa pud scendere teoricamente al di sotto di questo valore, le
pressioni richieste sono al di fuori del campo di applicazione pratica.

Una spiegazione puo essere data dalla Fig. 10 dove sono schematizzati tre possibili stati di
saturazione di un mezzo poroso nel quale sono presenti due fasi, olio e acqua (fase bagnan-
te).

L’'acqua aderisce alla superficie solida dei grani. Per saturazioni in acqua molto basse
(Fig. 10a), I'acqua forma degli anelli intorno ai punti di contatto dei grani che vengono chia-
mati “anelli penduli” e lo stato di saturazione viene detto “pendulare”. Questi anelli non
sono in contatto tra di loro: quindi nessuna pressione differenziale pud essere trasmessa
da un anello all’altro e gli anelli stessi sono praticamente immobili. Man mano che la satu-
razione in acqua cresce la dimensione degli anelli cresce e finalmente, con una saturazio-
ne sufficientemente elevata, essi vengono in contatto e formano una rete continua. Questo
stato di saturazione & denominato “funicolare” (Fig. 10b).

Fino a questo punto I'olio, che essendo la fase non bagnante occupa la parte centrale dei
pori, ha mantenuto una saturazione di tipo funicolare. Aumentando ulteriormente la satura-
zione in acqua, si arriva a un punto in cui I'olio non costituisce piti una fase continua, ma si
suddivide in piccole gocce isolate che occupano la parte centrale dei pori. Tale fase viene
definita stato di saturazione “insulare” (Fig. 10c).

Se di un dato mezzo poroso si conosce la curva di pressione capillare relativa a due fluidi



dati, si pud determinare quantitativamente in che modo i due fluidi si distribuiscono per
azione della gravita. Si supponga di avere un campione del mezzo poroso in esame, inizial-
mente saturo al 100% d’acqua e parzialmente immerso in acqua (Fig. 11). L’aria atmosferi-
ca dell’ambiente costituisce la fase non bagnante. Come si sa, per I'equilibrio deve essere
AP = P.. D'altra parte, a equilibrio raggiunto, AP sara funzione della sola altezza h.

Infatti, detta P, la pressione atmosferica si ha:

Pacqua = P, — ¢,gh essendo pero:

P = P aria — P acqua avremo P= ¢,9h =P,

E poiché P, é funzione della saturazione in acqua S,,, si avra che all’equilibrio la saturazio-

ne in acqua avra, per ogni aitezza, quel valore cui corrisponde, sulla curva di pressione ca-
pillare, il valore

Pc= ?wgh

_Uso delle Curve di Pressione Capillare

Le curve di pressione capillare vengono impiegate per determinare la distribuzione delle
saturazioni nei giacimenti vergini e quindi le riserve in posto.

Poiché in generale i giacimenti sono costituiti da formazioni non omogenee, sara necessa-
rio disporre di una famiglia di curve determinate su campioni le cui permeabilita ricoprono
il campo di valori che esistono nel giacimento.

Bisognera poi trasformare queste curve passando dalla variabile “pressione capillare’ alla
variabile “altezza sopra la tavola d’acqua’ tenendo presente che: '

Pe = ¢4 gh

Inoltre, poiché le curve vengono a volte determinate in laboratorio con una coppia di fluidi
diversa da quella presente in giacimento, occorrera trasformare le curve, cioé nota la curva
di pressione capillare rispetto ad una coppia di fluidi (1 — 2), si pud determinare quella ri-
spetto ad un’altra coppia di fluidi (3 — 4) avendo presente che:

o1 —2C080 1—2 _ gE3—4C0SHa_4

PC(‘i — ) PC{B — 4)

in quanto questi rapporti dipendono per un dato mezzo poroso solamente dalla saturazio-
ne.
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Metodi per la Determinazione delle Curve di Pressione Capillare

Metodo “Restored State”

L’apparecchio & schematizzato in Fig. 12 e consiste in una cella portacampione, un dia-
framma di porcellana porosa, una sorgente d’aria e relativo regolatore di pressione, mano-
metri. Il metodo viene descritto con riferimento alla coppia aria-acqua.

Un campione saturato al 100% con acqua viene messo nella cella con una estremita a con-
tatto capillare con il diaframma di porcellana, anche esso saturo di acqua al 100%. 1l con-
tatto capillare tra campione e diaframma si ottiene interponendo qualche foglietto di klee-
nex.

" La cella viene chiusa ed in essa viene immessa dell’aria a pressione costante fino al rag-
giungimento dell’equilibrio capillare.

La natura del diaframma & tale che esso possiede una pressione di spiazzamento superiore
alla massima pressione impiegata nell’esperienza e I'aria non pud quindi penetrare in €sso:
il diaframma si comporta quindi come permeabile all’acqua e impermeabile all’aria.

L’acqua pud defluire dal campione e viene misurata nella buretta collegata alla cella. Il rag-
giungimento dell’equilibrio & dato dalla costanza del livello nella buretta. Il campione viene
allora tolto dalla cella e pesato per determinare la saturazione:

S =1— Psat - Pist
Psat - Psec
dove:
S = saturazione in acqua del campione

Psat = peso del campione saturo al 100% d’acqua
peso del campione secco
peso istantaneo del campione alla fine dello step considerato.

PSEC

F)ist

It campione viene quindi rimesso nella cella ad una pressione maggiore. Si ottiene cosi per
punti la curva di pressione capillare.

Metodo della Centrifuga

Le difficolta che si incontrano col metodo del drenaggio per gravita per ottenere la curva di
pressione capillare sono dovute al fatto che il valore della accelerazione di gravita é picco-

lo. E tuttavia possibile ottenere accelerazioni molto piu grandi per mezzo di una centrifuga.

| vari steps di pressione vengono realizzati sfruttando il fatto che la centrifuga permette di
variare ’accelerazione cui si sottopone il campione.
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La saturazione pud essere misurata ricorrendo ad un metodo stroboscopico di illuminazio-
ne della girante della centrifuga; si pud cosi leggere, sulla buretta graduata del portacam-
pione (Fig. 13), il volume di acqua uscita mentre il portacampione stesso & in rotazione. Ef-
fettuando un numero sufficiente di misure di saturazione per differenti accelerazioni & pos-
sibile determinare la curva di pressione capillare.

La pressione viene calcolata in relazione al raggio della girante, alla densita della coppia di
fluidi impiegata, all’altezza del campione ed al numero di giri impresso alla centrifuga.

Essendo costanti i primi tre fattori, bastera variare il numero di giri della centrifuga per ot-
tenere gli steps di pressione voluti.

Metodo per Iniezione di Mercurio (Metodo Purcell)

| componenti essenziali di gquesto metodo sono schematizzati nella Fig. 14: una pompa vo-
lumetrica a mercurio, una cella portacampione, una pompa a vuoto, un manometro e un va-
cuometro. In questo metodo, la fase bagnante & costituita dal mercurio che viene iniettato
nel campione a pressioni crescenti.

Una volta immesso il campione nella cella e portato il livello di mercurio alla tacca di riferi-
mento incisa sulla finestra posta inferiormente alla cella, questa viene evacuata. Quindi si
misura con la pompa il volume di mercurio che viene introdotto nella cella fino a portare il
suo livello alla tacca di riferimento incisa sulla finestra posta superiormente alla cella.

Sottraendo questo volume dal volume noto della cella si ottiene il volume totale del cam-
pione. La pompa a vuoto viene quindi esclusa e viene immesso del gas per aumentare la
pressione sul mercurio nel quale & immerso il campione. La penetrazione del mercurio nel
campione é rivelata da una recessione del livello di mercurio sotto la tacca di riferimento
della finestra superiore. Il volume di mercurio penetrato nel campione viene determinato
misurando con la pompa il volume di mercurio necessario a riportare il suo livello alla tac-
ca di riferimento. La procedura consiste quindi in una successione di aumenti di pressione
e d’avanzamenti della pompa, e viene continuata fino a che si é raggiunta la massima pres-
sione desiderata. | dati risultanti di pressione e saturazione danno la curva di pressione ca-
pillare per il sistema aria-mercurio.

3.3. Curve di Permeabilita Relativa

Nel caso in cui nel mezzo poroso siano presenti contemporaneamente piu fluidi tra ioro
non miscibili, la nozione di permeabilita viene generalizzata introducendo una “permeabili-
ta effettiva” per ciascun fluido presente. Si pud intuire che queste permeabilita effettive di
‘ciascuna fase siano inferiori alla permeabilita del mezzo e siano funzioni della saiurazione
dei rispettivi fluidi. ' '

In luogo delle permeabilita effettive @ entrato nell’'uso, perché piu significativo, considerare
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le permeabilita relative cosi definite:

Km
K K

K =

dove k., (fase bagnante) e k., (fase non bagnante) sono le permeabilita effettive e K ¢ la
permeabilita assoluta del mezzo.

Facciamo il caso di due curve di permeabilita relativa gas-olio. L’andamento qualitativo
delle curve illustrate in Fig. 15 dimostra che la fase bagnante (olio) & continua percid il suo
stato di saturazione & del tipo “funicolare”; ci6 significa che I'olio pud muoversi. La fase
non bagnante (gas) si trova invece in stato di saturazione del tipo “insulare”, si trova cioé
sotto forma di bollicine isolate che occupano la parte centrale dei pori: il gas pertanto non
pud muoversi.

Quando la saturazione alla fase non bagnante raggiunge e supera il valore critico d’equili-
brio, la fase stessa passa ad uno stato di saturazione “funicolare” e acquista una permea-
bilita finita e crescente con la sua saturazione. Infine, quando lo stato di saturazione della
fase bagnante passa da quello “funicolare” a quello “pendulare” essa perde la sua mobili-
ta e la sua saturazione diventa residua.

Dalle curve si pud ricavare la saturazione critica in gas e la saturazione in olio residuo da
cui si ricava poi il recupero d'olio.

Metodi di Determinazione

| metodi di determinazione delle curve di permeabilita relativa possono essere cosi classifi-
cati:

—metodi statici
— metodi stazionari m'—ngetodidinamici

— metodi non stazionari.

| metodi stazionari sono quelli nei quali le misure vengono effettuate quando nel campione
si é raggiunta una condizione stazionaria; una condizione, cioé, in cui tutte le variabili che
intervengono nella esperienza (pressioni, portate, saturazioni) non variano con il tempo.

La procedura comune a questi metodi consiste nel misurare allora la differenza di pressio-
ne applicata, la portata e la saturazione di ciascun fluido. Con questi dati, note le dimensio-

ni del campione e le viscosita dei fluidi si possono calcolare, mediante I’equazione di Dar-
cy, le permeabilita relative:

k = H_L..,_._
KAAP

A questo punto si fa variare, con mezzi opportuni, la saturazione del campione e si attende
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che venga nuovamente raggiunta una condizione stazionaria. Si ripetono quindi le misure e
si ottengono cosi per punti le curve di permeabilita relativa.

I metodi stazionari si dividono poi in statici e dinamici, a seconda della grandezza che vie-
ne controllata direttamente per ottenere una variazione della saturazione. Nei metodi stati-
¢i si agisce sulla pressione capillare, cioé sulla differenza di pressione fra i due fluidi: nei
metodi dinamici si agisce sul rapporto delle due portate.

I metodi non stazionari consistono nell’iniettare uno solo dei due fluidi nel campione ini-
zialmente saturo completamente dell’altro fluido, salvo la presenza di acqua irriducibile.

Da cid consegue un transitorio durante il quale la portata dei due fluidi, le pressioni e le sa-
turazioni variano sia da punto a punto nel campione, sia in funzione del tempo. In particola-
re questo transitorio & caratterizzato dall’andamento, in funzione del tempo, dei volumi dei
due fluidi che escono dal campione. Essendo questo andamento funzione delle curve di
permeabilita relativa caratteristiche del éampione si pud comprendere come, conoscendo
la teoria del fenomeno, si possa risalire alla conoscenza delle curve stesse.

I metodi usati nei laboratori AGIP sono:
— Metodo Welge non stazionario

— Metodo Hafford (per le curve gas-olio) stazionario-statico
— Metodo Penn-State (per le curve acqua-olio) stazionario-dinamico.
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