» )
208 T }/’)

- ﬁ UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO

FACULTAD DE INGENIERIA

DIVISION DE INGENIERIA EN CIENCIAS DE LA TIERRA

Parametros Petrofisicos Compuestos en la
Caracterizacion de Yacimientos.

TESIS

QUE PARA OBTENER EL TITULO DE
INGENIERA PETROLERA

PRESENTA

Karen Eugenia Meza Constantino

Director

\“GEN[ERIA

Ing. Manuel Juan Villamar Vigueras

México, D.F., Cd. Universitaria, Enero del 2013




indice

Relacion de Figuras, Graficas, Tablas y Mapas.
Resumen
Introduccion

1. Conceptos Basicos
1.1, Antecedentes
1.2. Caracterizacion de Yacimientos.
1.2.1. Modelo Geologico.
1.2.2. Modelo de Permeabilidad por Capas
1.2.3. Modelo de Unidades de Flujo
1.2.4. Modelo de Simulacion
1.3. Caracterizacion Estatica
1.4. Caracterizacion Dinamica
1.5. Fuentes de Informacion
1.6. Parametros petrofisicos simples y compuestos
en la caracterizacion de yacimientos
1.7. Mapas usados en la Caracterizacion de Yacimientos
1.7.1. Tipos de mapas
1.7.2. Mapas de Isopropiedades
2. Parametros petrofisicos simples
2.1. Introduccion
2.2. Porosidad (@)
2.2.1. Definicion
2.2.2. Tipos de porosidad
2.2.3. Obtencion
2.2 4. Factores que afectan a la porosidad
2.3. Permeabilidad (k)
2.3.1 Definicion
2.3.2 Tipos de permeabilidad
2.3.3. Obtencion
2.3.4 Factores que afectan y definen a la permeabilidad
2.4. Compresibilidad (c)
2.4.1. Definicion
2.4.2. Tipos de compresibilidad
2.4.3. Obtencion
2.4 4. Factores que afectan a la compresibilidad

vi

CO ~N ~N ~N OO oo o1 or o DD

11
11
12
14
14
15
15
15
17
17
18
18
20
21
21
22
22
22
24
24




2.5 Saturacion de fluidos ( 5S¢ )

2.5.1 Definicion

2.5.2 Tipos de saturacion

2.5.3 Obtencién

254 Factores que afectan a la saturacion de fluidos
2.6 Tension Interfacial ( @ )

2.6.1 Definicion

2.6.2Tipos de tension interfacial

2.6.3 Obtencion

2.6.4 Factores que afectan a la tension interfacial (TIF)ysuperficial (TS).
2.7 Mojabilidad (W)

2.7.1 Definicion

2.7.2 Tipos de mojabilidad

2.7.3 Obtencion

2.7.4 Factores que afectan la mojabilidad
2.8 Presion Capilar ( P¢)

2.8.1 Definicion

2.8.2 Obtencién

2.8.3 Factores que afectan a la presion capilar.
2.9 Viscosidad ()

2.9.1 Definicion

292 Tipos de viscosidad

2.9.3 Obtencion

2.9.4 Factores que afectan a la viscosidad.
210 Tortuosidad ()

2.10.1 Definicion

2.10.2 Obtencién

2.10.3 Factores que afectan a la tortuosidad

3. Parametros petrofisicos compuestos

3.1 Introduccion
3.2 Unidades de Flujo
3.3 Capacidad de Almacenamiento (CA)
3.3.1 Definicion
3.3.2 Obtencién
3.3.3 Aplicacion
3.3.4 Andlisis de parametros
3.4 indice de hidrocarburos (IH)
3.4.1 Definicion
3.4.2 Obtencion
3.4.3 Aplicacion
3.4.4 Andlisis de parametros

25
25
26
27
27
27
27
28
29
29
3
32
33
34
34
35
35
35
36
37
37
39
39
40
40
40
40
4
42
43
44
45
45
46
46
47
49
49
50
50
52




3.5 indice de Hidrocarburos Recuperables (IHR)
3.5.1 Definicion
3.5.2 Obtencion
3.5.3 Aplicacion
3.5.4 Andlisis de parametros
3.6 Capacidad de Flujo (CF)
3.6.1 Definicion
3.6.2 Obtencion
3.6.3 Aplicacion
3.6.4 Analisis de parametros
3.7 Capacidad de transporte de fluidos almacenados (CTFA)
3.7.1 Definicion
3.7.2 Obtencién
3.7.3 Aplicacion
3.7.4 Andlisis de pardmetros
3.8 Capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables (CTHR)
3.8.1 Definicion
3.8.2 Obtencion
3.8.3 Aplicacion
3.8.4 Andlisis de parametros
3.9 Transmisibilidad (T)
3.9.1 Definicion
3.9.2 Obtencion
3.9.3 Aplicacion
3.9.4 Andlisis de parametros
3.10 Movilidad (M) y relacion de movilidades
3.10.1 Definicion
3.10.2 Obtencion
3.10.3 Aplicacion
3.10.4 Analisis de parametros
3.11 indice de calidad del yacimiento (RQI)
3.11.1 Definicion
3.11.2 Obtencion
3.11.3 Aplicacion
3.11.4 Anélisis de parametros
3.12 Indicador de Zona de Flujo (FZI)
3.12.1 Definicion
3.12.2 Obtencion
3.12.3 Aplicacion
3.12.4 Andlisis de parametros

53
53
54
54
35
56
56
57
57
60
61
61
61
61
63
64
64
65
65
66
68
68
69
69
70
"
"
12
72
73
74
74
76
76
78
79
79
81
81
83




3.13 Factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab (Hy)
3.13.1 Definicion
3.13.2 Obtencion
3.13.3 Aplicacion
3.134 Analisis de parametros
3.14 indice de fluido libre (FFI)
3.14.1 Definicion
3.14.2 Obtencién
3.14.3 Aplicacion
3.14.4 Andlisis de parametros
3.15uncién J (J(Sy))
3.15.1 Definicion
3.15.2 Obtencién
3.15.3 Aplicacion
3.15.4 Analisis de parametros
4. Aplicacion de los parametros petrofisicos compuestos en la
Caracterizacion de Yacimientos.
4.1 Introduccion
4.2 Parametros compuestos en la tipificacion de rocas.
4.2.1 Definicion de tipificacion de las rocas
4.2.2 Técnica parala tipificacion de rocas utilizando el indice de calidad
de laroca yel indicador de zona de flujo.
4.3 Ejemplos de la utilizacion de parametros petrofisicos compuestos
en la caracterizacion de yacimientos petroleros.
4.3.1 Yacimiento en el campo Abia, Nigeria
4.3.2 Yacimiento en el Rincon del Mangrullo, Neuguén, Argentina
4.3.3 Yacimiento C2/MLE-305, campo Lamar, Lago Maracaibo, Venezuela.
4.3.4 Caracterizacion de los yacimientos del area O-16, en el campo Cerro Negro, Venezuela.

Conclusiones y Recomendaciones
Conclusiones
Recomendaciones

Bibliografia

84
84
84
85
85
87
87
87
87
89

90
90
923
923
9%
96

97
97
97
98

100

100
103
108
115

121
122
124
125




Relacién de Figuras.

Cap. Figura Pagina Nombre
11 2 Método de Caracterizacién por modelos.
1.2 3 Ejemplos de Analisis Microscopico
1.3 3 Caracterizacion Mesoscopica. Andlisis de nucleos grandes e interpretacion de
registros geofisicos
14 4 Caracterizacion Macroscopica. Se toma en cuenta la informacién de mas de un pozo
(correlacién) y se realizan pruebas de presién al yacimiento
1 1.5 4 Caracterizacion Megascopica. Configuracion de parametros del yacimiento.
1.6 6 Modelo 3D de permeabilidad por estratos.
1.7 8 Escalas de medida yresolucion relativa de las herramientas para la caracterizacion de
yacimientos.
1.8 9 Parametros petrofisicos simples.
19 12 Ejemplos de mapas de isoporosidad, isosaturacion de agua e isoespesor neto, que
combinandolos resulta un mapa de isohidrocarburos.
21 15 Representacion conceptual de la porosidad
22 16 Representacion de los diferentes tipos de arreglos de poros en la roca de un
yacimiento.
23 17 Arreglos cubico y romboédrico con sedimentos bien clasificados con porosidades de
47.64 y25.96%, respectivamente.
24 18 llustracién de la permeabilidad en una roca.
25 19 Experimento de Darcy trasladado a una muestra de roca (nucleo).
2.6 26 Representacion de la ubicacion del agua irreductible en un yacimiento idealizado.
2 27 28 Tension interfacial entre dos liquidos inmiscibles.
28 29 Tipos de interfaces
29 30 Esquema del “Pendant Drop”, gota de agua en un aceite ligero.
2.10 32 Esquema de una pelicula de agua esparcida en un superficie sélida en presencia de
aire.
2.1 32 Esquema de dos fluidos inmiscibles (agua-aceite) en contacto con una superficie
solida.
212 40 Esquema que muestra la tortuosidad entre dos puntos.
213 41 a) Tortuosidad a condiciones normales de un medio poroso b) Tortuosidad cuando
existe un incremento de presion yde la temperatura.
3.1 44 Representacion de unidades de flujo verticalmente en un yacimiento, de acuerdo a
datos estratigraficos de cinco pozos.
3.2 45 Ejemplo de capacidad de almacenamiento en dos medios porosos, donde:
3.3 50 Representacion del indice de hidrocarburos en un intervalo del yacimiento.
34 57 Capacidad de flujo por capa
3 3.5 62 Capacidad de transporte de fluidos almacenados en el yacimiento
3.6 65 Capacidad de transporte de hidrocarburos recuperables para una cierta
permeabilidad absoluta.
3.7 68 Representacion de la transmisibilidad con dos aceites de diferente viscosidad.
3.8 69 Transmisibilidad a través de la matrizy a través de las fracturas.
3.9 72 Procesos de recuperacion secundaria y mejorada
41 98 Laminas de muestras representativas de tipos de roca. (a) Arena homogénea, (b)
arena no consolidada, (c) arena poco seleccionada y (d) carbonatos.
4.2 99 Representacion de diferentes tipos de roca en un yacimiento.
4.3 100 Ubicacion del campo Abia en el delta del rio Niger, Nigeria.
4.4 103 Ubicacién del yacimiento Rincon del Mangrullo
4.5 106 Lamina representativa de la unidad de flujo 1
4 4.6 106 Lamina representativa de la unidad de flujo 2
4.7 107 Lamina representativa de la unidad de flujo 3
4.8 107 Lamina representativa de la unidad de flujo 4
49 107 Lamina representativa de la unidad de flujo 5
4.10 108 Ubicacion de la cuenca del Lago Maracaibo
411 108 Localizacion del campo Lamar y del yacimiento C2/VLE-305
412 115 Ubicacioén de la zona de estudio O-16, en Cerro Negro.




Relacion de Graficas

Cap. Grafica Pagina

Nombre

21 36 Grafica de presion capilar contra saturacion de agua, en donde se muestran las
curvas de drene e imbibicion.
22 37 Variacién de la presién capilar con la saturacion de Hg en funcién de la permeabilidad
2 (ky> ky > ks > ko > ko).
23 38 Efecto de la presion en la viscosidad de varios aceites.
24 38 Viscosidad del aceite como funcién de la gravedad °API, a diferentes temperaturas.
31 48 Gréfica de tornado para realizar anélisis de sensibilidad de la capacidad de
almacenamiento.
3.2 52 Grafica de tornado para el analisis del indice de hidrocarburos.
33 56 Grafica de tornado para el andlisis del indice de hidrocarburos (aceite) recuperables.
34 58 Grafica de los datos de capacidad de almacenamiento y capacidad de flujo
35 58 Identificacion de tres unidades de flujo
36 60 Grafica de Tornado de los parametros que componen la capacidad de flujo
3.7 63 Grafica de tornado de la capacidad de transporte de fluidos almacenados en parte de
un yacimiento.
3.8 67 Grafico de tornado de la capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables
3.9 71 Grafica de tornado de la transmisibilidad
3.10 74 Gréfica de tornado de la movilidad del aceite.
3 3.1 77 Grafica de tornado para el analisis de sensibilidad del indice de calidad de la roca
311 79 Perfil de RQl en un pozo
312 82 Relacion entre FZI ylas caracteristicas del grano
3.13 82 Porcentaje de Arcillosidad contra FZI (Oeste de Africa).
3.14 83 Andlisis de sensibilidad del indicador de zona de flujo
3.15 86 Grafica de tornado del factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab
3.16 89 Relacién RQl con\/ﬁ en la que se muestran tres unidades de flujo
317 90 Grafica de tornado correspondiente al indice de fluido libre
3.18 91 Curvas de presion capilar durante a lo largo del yacimiento.
3.19 92 Grafica de la funcién J como funcién de la saturacion de agua
3.20 93 Comparacion de la funcion J en a) valores de todos los nucleos y b) el mismo tipo de
roca.
3.21 94 Grafica de tornado de la funcion J
41 101 Seccidn transversal que indica la presencia del Yacimiento X.
4.2 102 Grafica Log (FZI) vs Profundidad, mostrando la distribucion log-normal de las zonas
de flujo.
43 105 Gréfico log-log de RQl vs. @,
4.4 105 Grafico log-log de RQlvs. @, donde se distingue la separacion de datos de acuerdo
a las distintas unidades de flujo.
4.5 11 RQlvs @, (1 — Vg,) , Unidad de flujo C20
4 46 111 RQIvs @,(1 — Vi) , Unidad de flujo C21S
4.7 112 RQlvs @,(1 —Vg,) , Unidad de flujo C211
4.8 112 RQlvs @, (1 — Vgp) , Unidad de flujo C22
49 113 RQlvs @, (1 — Vi) , Unidad de flujo C23S
4.10 113 RQlvs @, (1 — V) , Unidad de flujo C23M
4.11 114 RQlvs @,(1 — Vgp) |, Unidad de flujo C23I
412 115 Definicion de unidades de flujo utilizando RQl vs @,
413 118 Nivel de agua libre segun la funcién J en el pozo BCN-10




Relacion de Tablas

Cap. Tabla Pagina Nombre
1.1 10 Parametros petrofisicos compuestos.
2 21 34 Ejemplos de las condiciones de mojabilidad dependiendo del angulo de contacto.
31 47 Variacién de valores de porosidad efectiva y de espesor y de capacidades de
almacenamiento correspondientes.
3.2 49 Valores estimados de porosidad para rocas sedimentarias (%).
33 52 Tabla de variacion de los valores de los parametros simples y del indice de
hidrocarburos
34 55 Variacion de los valores de los parametros simples y del indice de hidrocarburos
(aceite) recuperables.
35 60 Variacién de los parametros simples y del compuesto
3.6 63 Variacién de los parametros simples y del compuesto (CTFA).
3 3.7 66 Variacién de valores de los parametros simples yde la capacidad de transporte de
los hidrocarburos recuperables.
3.8 70 Variacién de parametros simples y de la transmisibilidad.
3.9 73 Variacion de los parametros simples y del compuesto (movilidad).
3.10 78 Variacién de parametros que intervienen en RQI.
3.11 83 Variacién del factor que define la forma de garganta de poro, la tortuosidad y el area
superficial efectiva por unidad de volumen de grano.
312 86 Tabla de variacion de los parametros simples ylos correspondientes de HT
313 89 Variacion de los parametros simples ydel indice de fluido libre.
3.14 94 Variacién de los parametros simples y de la funcion J
4 41 114 Indicador de zona de flujo estimado, FZI, para cada unidad de flujo.

Relacion de Mapas

Cap. Mapa Pagina Nombre
1.1 11 Mapa que muestra la estructura, el espesor ylos limites de un yacimiento, a partir de
1 datos de los pozos perforados.
3.1 46 Mapa de Isocapacidades de almacenamiento de una zona del yacimiento.
3.2 51 Mapa de isoindices de hidrocarburos o de isohidrocarburos de una porcion de un
yacimiento.
33 54 Mapa de Isohidrocarburos recuperables.
3 34 59 Mapa de isocapacidad de flujo de una zona del yacimiento.
3.5 62 Mapa de Isocapacidad de transporte de los fluidos almacenados en parte de un
yacimiento.
3.6 66 Mapa de isocapacidad de transporte de hidrocarburos recuperables.
3.7 70 Distribucion dela transmisibilidad en un yacimiento (isotransmisibilidad).
3.8 73 Distribucion de la movilidad en un yacimiento.
4.1 116 Mapa de isoporosidades del area O-16.
4.2 117 Mapa de isosaturacion de agua inicial en el area O-16
i 4.3 117 Mapa de isohidrocarburos del area O-16
4.4 119 Mapa de J-Facies de la unidad MO-9.
4.5 120 Mapa de J-Facies de la unidad MO-8.




Resumen

En este trabajo se describe el uso de parametros petrofisicos compuestos como una herramienta
técnica de gran ayuda para la caracterizacion de yacimientos petroleros y se muestra que es una
alternativa mas que debe ser considerada cuando se trata de describir a detalle un yacimiento. A lo
largo del trabajo se indican algunos de los conceptos necesarios para poder visualizar de manera
general los beneficios que se tienen con tal herramienta.

Para poder llevar a cabo la caracterizacion de un yacimiento petrolero es necesario crear un
modelo geocientifico que incorpora, combina e integra informacidn geoldgica e ingenieril a diferentes
escalas, desde el poro hasta el yacimiento. La caracterizacion de un yacimiento se puede dividir en
dos: caracterizacion estatica y caracterizacion dinamica. Este trabajo se centra en la caracterizacion
estatica, la cual consiste en hacer una descripcion detallada de las propiedades de la roca, de los
fluidos y del sistema roca-fluidos que se encuentran contenidos en el yacimiento. En el Capitulo 1 se
dan a conocer algunos de los conceptos basicos, requeridos para la comprension de los temas a
tratar a lo largo del desarrollo del trabajo.

Uno de los puntos méas importantes de la caracterizacion de yacimientos es la determinacién de los
parametros que lo distinguen o particularizan. En el Capitulo 2 se mencionan y definen algunos de
los parametros simples mas importantes para tal disciplina técnica, como son: porosidad,
permeabilidad y saturacion de fluidos, entre otros; ademas, se muestran factores que influyen en
cada uno de estos parametros simples. Aunque no es el tema principal de esta tesis, se mencionan,
de manera breve, algunos métodos para obtener esos parametros. La construccion de mapas de
isopropiedades brinda una mejor visualizacién de la distribucién de cada parametro simple en el
yacimiento, por lo que en el Capitulo 2 también se trata este aspecto.

El Capitulo 3 se enfoca a los parametros compuestos, tema medular de la tesis. Se define lo que es
un parametro petrofisico compuesto, asi como lo que representan en un yacimiento las unidades de
flujo hidraulico. Se sefiala la aplicacion de los parametros compuestos en la identificacion de
unidades de flujo dentro de un yacimiento, lo que conduce a tener una divisién del yacimiento en
unidades que tienen caracteristicas de flujo similares. Cada uno de los parametros compuestos fue
analizado para determinar el impacto que las variables (parametros simples) tienen sobre ellos. El
método seleccionado fue un analisis de sensibilidad utilizando el diagrama de Tornado, con lo que
se identificaron los parametros simples que mas influyen en las ecuaciones de los parametros
compuestos.

Asi como se hace con los parametros petrofisicos simples, con los compuestos también se pueden
preparar mapas. Estos mapas proporcionan o representan la variacion no solo de una
caracteristica, sino de un conjunto de ellas, lo que a su vez brinda una visién generalizada de mayor
alcance del yacimiento.




Los parametros compuestos dan una vision mas amplia de las caracteristicas existentes en el
yacimiento, ya que combinan dos o mas de los pardmetros simples, los cuales son habitualmente
analizados de manera independiente. Por este motivo, la utilizacion de parametros compuestos en
la caracterizacion de yacimientos petroleros es cada vez mas comun en el mundo, por lo que uno
de los objetivos de esta tesis es dar a conocer los beneficios de su utilizacion.

Por ultimo, en el Capitulo 4 se muestran algunas aplicaciones de los parametros petrofisicos
compuestos en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Se incorporan a este trabajo ejemplos
reales de yacimientos en el mundo, en los que se han utilizado parametros petrofisicos compuestos
como informaciéon para determinar, comparar o confirmar, por ejemplo, las unidades de flujo
existentes en el yacimiento. Estos ejemplos son solo algunos de los muchos yacimientos en donde
se estan utilizando esos parametros como un medio auxiliar para facilitar y aumentar la precisién de
la identificacion de propiedades, entre ellas las unidades de flujo hidréulico.

Objetivo del trabajo

El objetivo de esta tesis es dar a conocer la importancia que tienen en la caracterizacion de
yacimientos petroleros los conceptos que en este trabajo se denominan parametros petrofisicos
compuestos. Ademas de mostrar la aplicacion y el impacto que estos parametros pueden llegar a
tener durante la exploracidn y explotacién de un yacimiento de hidrocarburos.




Introduccion

En la exploracion y explotacion de un yacimiento petrolero se requiere la realizacion de diversas
etapas de trabajo para poder llevarse a cabo en forma apropiada. Esas etapas comprenden la
ejecucién de gran variedad de estudios técnicos, uno de ellos es el que corresponde a la
caracterizacion de yacimientos. Este estudio es crucial, ya que se enfoca a obtener la informacidn
necesaria para poder explotar de manera adecuada al yacimiento.

Una de las actividades mas importantes y desafiantes para los geocientistas y los ingenieros es
mejorar las técnicas para describir un yacimiento. Es bien sabido que si existe una mejora en la
descripcidn del yacimiento se incrementara la recuperacion de hidrocarburos y se reducira la
cantidad de ellos que quedan como remanentes en el yacimiento. Muchos programas usados para la
caracterizacion de yacimientos pasan por alto la descripcion a una escala de garganta de poro, de
geometria de poro o de tortuosidad, es decir, a nivel micro.

En la caracterizacion de yacimientos habitualmente se divide al yacimiento en zonas que tienen
caracteristicas geoldgicas y petrofisicas iguales o similares, a las cuales se les ha dado el nombre
de unidades de flujo hidraulico o simplemente unidades de flujo. Estas unidades son definidas y
analizadas a lo largo de este trabajo.

Las unidades de flujo estan relacionadas con la distribuciéon de las facies geoldgicas, pero no
necesariamente coinciden con sus limites. Estas unidades de flujo se definen por sus atributos
geologicos, como la textura, la mineralogia, la estructura sedimentaria y por sus propiedades
petrofisicas, como la porosidad, la permeabilidad y la presién capilar. Es por esto que uno de los
objetivos de este documento es mostrar la utilizacién de los parametros petrofisicos simples y
compuestos en la definicion de las unidades de flujo. Los parametros compuestos son de gran ayuda
ya que permiten la integracién de caracteristicas petrofisicas que posee el yacimiento a diferentes
escalas, dado que, como su nombre lo indica, son la combinacién de dos 0 mas parametros simples.

Muchas veces, las unidades de flujo no pueden determinarse simplemente a través de datos de
analisis de nucleos, asi que los métodos que utilizan parametros petrofisicos compuestos son de
mayor valia para poder definir de manera mas precisa estas unidades, ya que frecuentemente
utilizan la combinacién de varias fuentes de informacion, con lo que se tiene un conocimiento mucho
méas completo de las caracteristicas que cuando los estudios solo se basan en una de esas fuentes.

Los parametros petrofisicos compuestos han sido ampliamente utilizados, obteniendo muy buenos
resultados. A lo largo de este trabajo se explica, a detalle, en qué consiste la aplicacién de esos
parametros, asi como el analisis del impacto que tienen en ellos cada uno de los parametros simples
que los componen.
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Capitulo 1




Capitulo 1

Conceptos Basicos

1.1 Antecedentes

La Caracterizacién de Yacimientos es un proceso multidisciplinario, en el cual se crea un modelo
geocientifico que incorpora e integra informacidn geoldgica e ingenieril, a diferentes escalas, desde
el poro hasta el yacimiento. Basicamente, se puede dividir en dos: la caracterizacion estatica y la
dindmica, aunque cada una tiene aspectos y procesos diferentes se complementan para obtener un
resultado final en el que se tenga la menor incertidumbre en la definicidn de sus caracteristicas.

Existen diversos métodos para la realizacion de la caracterizacion de un yacimiento y debido a la
importancia de ésta, continuamente se esta buscando la mejora de éstos.

Uno de los métodos de caracterizacién mas utilizados por su alta eficiencia consiste en la
construccion de cuatro modelos diferentes: a) el modelo geoldgico que histéricamente se desarrolla
de manera cualitativa, b) el modelo geoldgico y los datos petrofisicos se combinan para crear un
modelo de permeabilidad por capas, lo que permitira determinar c) el modelo de las unidades de
flujo, en el que se combinaran los componentes geoldgicos y las propiedades de flujo de fluidos en
el yacimiento. Finalmente d) el modelo de simulacion, incorpora los datos del historial de produccion,
esto con la finalidad de poder utilizar el modelo final, en la optimizacion de la explotaciéon del
yacimiento, creando diversos escenarios de explotacion para poder tomar la mejor decision, como se
puede apreciar en la figura 1.1.

Modelo de
Unidades de
Flujo

Modelo de
Permeabilidad
por capas

Modelo de
Simulacion

Modelo
Geoldgico

Figura 1.1. Método de Caracterizacion por modelos.

1.2 Caracterizacion de Yacimientos.

Cuando se hace referencia a la caracterizacion de un yacimiento basicamente se considera una
descripcion detallada de éste. Lo que involucra la obtencién de propiedades y caracteristicas de la
roca, asi como de los fluidos en el yacimiento. Por lo anterior, es que la caracterizacién de un
yacimiento puede llegar a ser muy compleja, ya que involucra las herramientas necesarias para la
obtencién de los pardmetros, el andlisis de los valores obtenidos y, lo mas importante, como
interactuan cada una de esta propiedades entre si.
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La caracterizacion puede llevarse a cabo a diferentes escalas: Microscdpica, Mesoscopica,
Macroscopica y Megascopica.

Cuando se habla de una caracterizacion microscdpica se refiere a la construccion de un modelo, en
el cual se describa el comportamiento de la estructura de la roca al nivel mas pequefio de ésta, es
decir a partir de los didmetros de poros y granos y como interactuan éstos como una red. La
obtencion de este modelo, como su nombre lo indica, se logra por medio del analisis microscopico
de recortes de la formacion, laminas delgadas y nucleos pequefios, como se ve en la figura 1.2.

)

e) Recortes de perforacion b) Lémi.na delgada c) Nucleo pequefio y

Figura1.2 Ejemplos de Analisis Microscopico

La caracterizacion a nivel mesoscopica se puede definir como el estudio en un rango de tamario
desde unos centimetros hasta aproximadamente 10 metros de longitud. El objetivo se centra en las
mediciones alrededor del pozo y se enfoca principalmente en una escala con direccién vertical.
Todo ésto para determinar heterogeneidades mayores, como tipos de estratificacion y otras
estructuras geoldgicas de mediana escala. Todo ésto obtenido basicamente de la toma de nucleos
grandes y registros geofisicos, ver figura 1.3.

Figura 1.3 Caracterizacion Mesoscopica. Analisis de nucleos grandes e interpretacion de
registros geofisicos.
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Es muy importante en la caracterizacion de un yacimiento, una vez que se tiene informacién puntual,
realizar un analisis del espacio que existe entre pozos. Esta caracterizacion es a una escala
macroscopica y se realiza por medio de la interpretacion de pruebas de presion o por correlaciones
de parametros entre pozos, con el objetivo de tener un panorama mas completo de las
caracteristicas del yacimiento, como se muestra en la siguiente figura.
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Figura1.4 Caracterizacion Macroscopica. Se toma en cuenta la informacion de mas de un
pozo (correlacion) y se realizan pruebas de presion al yacimiento.

Por ultimo, se tiene la caracterizacidén a una escala megascopica. Esta escala comienza desde el
estudio del espacio entre pozos y se extiende hasta las dimensiones de todo el campo, obteniendo
con ésto una configuracién total de los pardmetros geoldgicos, geofisicos o petrofisicos.
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1.21 Modelo Geolégico.

Un modelo geoldgico integra diversa informacion, como: el ambiente de depésito, la historia
diagenética, la historia estructural y las caracteristicas geoquimicas de la roca y fluidos, todo lo
anterior para describir de la manera més exacta las caracteristicas geologicas del yacimiento.

El ambiente de depdsito ayuda a la determinacion de la arquitectura del yacimiento y sirve de
preambulo para la determinacion de las unidades de flujo. Una vez que los procesos de depositacion
son identificados y las secuencias de eventos de depositacion son reconstruidas se determinan o
predicen la distribucion espacial, la geometria y la dimension de las facies que se generaron.

La realizacién de un andlisis petrografico exhaustivo ayuda a determinar las fases diagenéticas y su
efecto en la porosidad y la permeabilidad. Ademas de determinar zonas de porosidad secundaria o
con poros de mayor tamafio y zonas de cementacion o con mayor compactacion que reducen la
transmisibilidad de fluidos en la roca.

El andlisis estructural, como su nombre lo indica, facilita el reconocimiento y la localizacién de
aspectos estructurales como fallas, que en determinado momento son de gran ayuda para poder
completar el modelo geoldgico, ya que estos rasgos pueden estar delimitando el yacimiento.

Un anélisis geoquimico se centra en la caracterizacion e identificacion de los diferentes compuestos
de los hidrocarburos en su ambiente geoldgico, permite identificar y localizar arenas que contienen
los crudos de mejor calidad.

1.2.2 Modelo de Permeabilidad por Capas

El modelo de permeabilidad de las capas se basa primordialmente en la division de las facies
sedimentologicas y la diferenciacion de sus propiedades petrofisicas como son: la permeabilidad y
la porosidad, asi como definir la variabilidad de la permeabilidad y la relacién entre la permeabilidad
vertical y horizontal. Este modelo provee el marco necesario para los calculos volumétricos asi
como el posible comportamiento de flujo de fluidos en el yacimiento y el rendimiento del pozo. En la
figura 1.6 se presenta un ejemplo de un modelo de permeabilidad por capas o estratos en 3D.
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Figura 1.6 Modelo 3D de permeabilidad por estratos.

1.2.3 Modelo de Unidades de Flujo

El modelo de unidad de flujo incorpora todos los detalles geoldgicos pertinentes y toda la informacion
petrofisica disponible, ademéas provee una descripcion del yacimiento que contiene la complejidad de
la arquitectura del yacimiento y las variaciones de los parametros del yacimiento. Es de mucha
utilidad en las predicciones del comportamiento de la produccion en los procesos de recuperacion
secundaria y terciaria.

Algunos parametros que se utilizan para distinguir las unidades de flujo son, por ejemplo:
permeabilidad, capacidad de flujo (kh), porosidad, distribucién del tamafio de poro, presién capilar,
relacion de permeabilidades vertical y horizontal, saturacion de aceite, estructuras sedimentarias,
litologia y tamafio de grano.

1.2.4 Modelo de Simulacion

Una vez concluido con la construccion de los modelos anteriores, todos los datos obtenidos se llevan
a un simulador en donde se obtiene un modelo completo del yacimiento. Con este simulador se
haran las pruebas necesarias para poder llevar a cabo una explotacion adecuada del yacimiento.
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1.3 Caracterizacion Estatica

Es el proceso mediante el cual se describen las caracteristicas del yacimiento que controlan la
capacidad de almacenamiento y de produccion de este.

El objetivo de la caracterizacion estatica es determinar cualitativa y cuantitativamente, caracteristicas
y propiedades geoldgicas y petrofisicas de los sistemas roca y roca-fluidos, asi como de las
propiedades fisicas, quimicas y termodinamicas del sistema de fluidos, y definir su distribucién en el
yacimiento petrolero, asi de esta manera poder llegar a desarrollar un modelo geol6gico-petrofisico
que describa las caracteristicas del yacimiento.

Esta caracterizacion involucra diversas fuentes de informacion como son: datos geoldgicos y
geofisicos, registros de pozos y andlisis de laboratorio a muestras de roca y de fluidos del
yacimiento.

Con esta caracterizacion se obtienen las propiedades estaticas de la formacion. Como ejemplos se
pueden mencionar la permeabilidad, la porosidad, las saturaciones, entre muchas otras.

1.4 Caracterizacion Dinamica

El objetivo principal de la caracterizacién dindmica es el determinar y evaluar los aspectos que
controlan el movimiento de los fluidos dentro del yacimiento petrolero, de acuerdo a la
caracterizacion estatica establecida.

Esta caracterizacion utiliza herramientas como las pruebas de presion, los datos de produccion,
registro de flujo y temperatura, asi como las pruebas de trazadores. Al realizar las pruebas
correspondientes se obtienen algunas propiedades dinamicas del yacimiento como la permeabilidad
efectiva, presion del yacimiento y el dafio a la formacion.

1.5 Fuentes de Informacion

La calidad de la informacién es un aspecto esencial para la caracterizacién del yacimiento, por lo
que la informacion debe de ser tomada con la mayor exactitud posible.

Existen muchas maneras o medios para obtener la informacion requerida, entre éstos se encuentran
los estudios geoldgicos, levantamientos sismicos, muestras de roca y fluidos, registros geofisicos de
pozos, pruebas de presion, pruebas piloto, historial de pozo.

Dia a dia la tecnologia avanza y las herramientas para la toma de informacién son de mayor
exactitud, aunque no hay que perder de vista que tener una herramienta de ultima tecnologia no
garantiza éxito en la toma de informacién, por lo que es necesario escoger las herramientas con las
que se esté familiarizado o capacitado para utilizar, con la finalidad de que la informacioén obtenida
sea fidedigna.
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Es necesario tomar informacién a diferentes escalas, para poder integrarla y llevar a cabo la
preparacion de los modelos. A continuacion se presenta un esquema en el que se indican las
escalas de las mediciones realizadas por las diferentes herramientas para la toma de informacion

K-RAY TRAZADORESY
(T3CAN FRUEBAS DE PRESHN
FERFIL DE SISHICA
RECISTRO DE POZ0G VERTICAL
ANALEE DE MACENES PETROCRARICAS FRUEBAS DE FORFACION ESTUDHD DE CUENCA
ANALISIS DE NUCLEOS
| | | | I | | I | | I I |
-6 -3 0 3 6
10 10 10 10 10
PIES

Figura 1.7 Escalas de medida y resolucion relativa de las herramientas para la caracterizacion
de yacimientos.

1.6 Parametros petrofisicos simples y compuestos en la caracterizacion de
yacimientos.

Con el fin de generar apropiadamente los modelos basicos para la caracterizacion de un yacimiento
petrolero es necesario, primero, obtener las propiedades de la roca y de los fluidos, que son
normalmente determinadas por mediciones directas sobre muestras de roca o de los fluidos. En este
trabajo se les llamaran parametros simples, ya sea petrofisicos o de fluidos. Algunos ejemplos de
estos parametros se indican en la figura 1.8.

La determinacion de estos parametros debe ser muy detallada y precisa, ya que son la base para
todos los procedimientos de la caracterizacion.

Los parametros petrofisicos simples, de manera independiente, indican ciertas cualidades del
yacimiento: si éste puede contener fluidos o no, el porcentaje de cada fluido contenido, qué fluido
estd mojando a la roca, entre otros; pero es la combinacion de estos pardmetros simples lo que
proporciona un mejor entendimiento del yacimiento y, con ello, se respalda la mejor explotacion.
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Figura. 1.8 Parametros simples: petrofisicos y de fluidos.

La combinacion de los parametros petrofisicos simples da lugar a los pardmetros petrofisicos
compuestos, los cuales estan en funcion de dos 0 mas parametros simples. En la siguiente tabla se
presentan algunos de estos parametros.

©
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Simbolo Parametro compuesto Ecuacion
CF Capacidad de flujo k,h
CA Capacidaq de 0.k
almacenamiento €
N k.,h
T Transmisibilidad i
k
M Movilidad ﬂLf
f
1 RQI
Fzl Indicador de zona de flujo [ ForS ] = 0,
S gv
. . k,
Indice de calidad del 0.0314 |—
RQl e )
yacimiento e
J(Sw) Funcion J Pe = %
o cos e

Tabla 1.1 Parametros petrofisicos compuestos.

Los pardmetros compuestos tienen la funcién de describir el comportamiento del yacimiento
analizando y procesando de manera conjunta a los parametros simples. Ya no solo se observan los
valores puntuales de los parametros simples, se identifica su comportamiento en relacién con el
resto de ellos, lo que permite tener un panorama mas amplio en la caracterizacion del yacimiento y,
por consiguiente, en su explotacion.

Respecto a los parametros petrofisicos compuestos, en vista de que la mayor parte corresponden al
sistema roca - fluidos, incluyen pardmetros simples no solo de la roca sino también de los fluidos




Conceptos Basicos

1.7 Mapas usados en la Caracterizacion de Yacimientos

Las propiedades de diverso origen o tipo que caracterizan a los yacimientos petroleros
frecuentemente son representadas mediante mapas. La mayor parte de ellos son elaborados
siguiendo patrones o procedimientos de uso comun, como es el método de interpolacion, y
adaptando los conceptos validos en superficie a su utilizacion para datos del subsuelo, de tal manera
que los mapas resultan ser elementos muy valiosos ya que muestran la informacion en forma clara,
nitda y sobre todo confiable. Salvo contadas excepciones, con todos los parametros que
caracterizan un yacimiento se pueden preparar mapas. Debido a que en la industria petrolera por
diversas razones los cambios en la informacién son frecuentes, los mapas deben ser modificados o
actualizados constantemente.

1.7.1 Tipos de mapas

Los mapas mas utilizados son aquellos que representan diferentes parametros del yacimiento,
como: area, espesor, volumen, forma de la superficie, limites, porosidad, permeabilidad, contenido
de hidrocarburos, migracion, presiones, entre muchos otros. A estos mapas se les llama mapas de
isopropiedades. En el mapa 1.1 se presentan varias caracteristicas de un yacimiento.

En general, los mapas para caracterizar un yacimiento petrolero se construyen principalmente con
datos geologicos, geofisicos, petrofisicos y de fluidos de yacimiento.

- Estructura
-===== |50pacas

Falla

Pozo

Mapa 1.1 Mapa que muestra la estructura, el espesor y los limites de un yacimiento, a
partir de datos de los pozos perforados.
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1.7.2 Mapas de Isopropiedades

Un mapa de isopropiedades es la representacion cartografica de la variacion de los valores de
alguna propiedad del yacimiento petrolero.

Las fuentes de informacion son, en primera instancia, los datos sismicos, los registros de pozos, las
muestras de roca, el conocimiento que se tenga de areas cercanas, asi como de los datos de
produccion y de presion de los pozos. El patron estructural es uno de los mapas de control en una
acumulacion petrolifera.

La preparacion de mapas de isopropiedades conduce a disponer de una muy buena presentacion
areal de la informaciéon considerada, ya que permite su rapida visualizacion, lo cual ayuda a
establecer mejor las formas de explotar el yacimiento. Un ejemplo de ésto es el disefio de la
perforacion de pozos. Tener un mapa de isopropiedades, por ejemplo de cimas de la formacion
objetivo, ayuda a establecer las profundidades de perforacion, con el fin de encontrar con buena o
muy buena aproximacion el objetivo y programar mejor el pozo. En la siguiente figura se muestran
mapas de isopropiedades.

MAPAS DE ISOPROPIEDADES

POROSIDAD Sw ESPESOR NETO

Isohidrocarburos |

H Alto
[0 Medio

[ Bajo

Figura 1.9 Ejemplos de mapas de isoporosidad, isosaturacion de agua e isoespesor neto,
que combinandolos resulta un mapa de isohidrocarburos.
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Capitulo 2

Parametros Petrofisicos Simples

2.1 Introduccion

La formacién de un yacimiento petrolero requiere de una secuencia de eventos, que deben tener
una perfecta sincronia, cada uno de éstos, por insignificante que parezca, tiene una aportacion
significativa a las propiedades finales de la roca y de los fluidos del yacimiento, haciendo que cada
yacimiento sea unico y con sus propias complejidades, de ahi la importancia de realizar una
caracterizacion detallada, para encontrar la manera apropiada de explotarlo.

Algunas de las variables que pueden afectar los parametros petrofisicos de un yacimiento son: el
tiempo geoldgico, la presion y la temperatura a las que se encuentre sometido.

Los pardmetros petrofisicos del yacimiento son aquellos que describen los aspectos fisicos de la
roca y del sistema roca-fluido. En este capitulo se mencionan aquellos que no dependen de algun
otro parametro y que son obtenidos de una manera directa, es decir, por medio del andlisis de una
muestra de roca o en forma indirecta por alguna medicién o prueba al yacimiento. A estos
parametros se les denomina en este trabajo como parametros petrofisicos simples.

Para poder determinar los parametros petrofisicos de un yacimiento, es necesario obtener muestras
de la roca y de los fluidos, tomar registros geofisicos de pozos o realizar pruebas que den una
mejor visidn del yacimiento. Para poder recabar esta informacién existen diversas herramientas que
ayudan a determinar los parametros petrofisicos del yacimiento y que se mencionan a lo largo de
este capitulo.
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2.2 Porosidad (¢)

2.2.1 Definicion

Para poder contener fluidos, una roca debe tener espacios vacios, es por ésto que desde el punto
de vista de la Ingenieria de Yacimientos, una de las propiedades mas importantes de la roca es la
porosidad, una medida del espacio disponible para el almacenamiento de fluidos. Se define como la
relacion que existe entre el espacio disponible en la roca y el volumen total de la roca, como se
muestra en la figura 2.1

s.ﬁ j
f ‘Ezt:j;; g J -:— Granos de Roca
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Figura 2.1 Representacion conceptual de la porosidad

La expresion matematica que define a la porosidad es la siguiente

Q= (2.1)

Donde ¢ representa a la porosidad absoluta, V. es el volumen de poros total y V.es el volumen de
roca.

La porosidad es un parametro adimensional, que se expresa en fraccién o en porcentaje.

2.2.2 Tipos de Porosidad

Las rocas sedimentarias de los yacimientos petroleros se formaron por la depositacién de diversas
clases de sedimentos que después de la diagénesis presentan diferentes tipos de arreglos de sus
espacios vacios 0 poros, por ejemplo: a) cuando los espacios vacios 0 poros se encuentran
interconectados formando una red continua, b) cuando los espacios vacios estan interconectados,
pero algunos se mantienen como en un callejon sin salida y, por Ultimo, ¢) algunos poros se
encuentran completamente cerrados o aislados de otros espacios vacios por la cementacion. En la
figura 2.2 se esquematizan los tres tipos de arreglos de poros.
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Figura 2.2 Representacion de los diferentes tipos de arreglos de poros en laroca de un
yacimiento.

Basado en estos arreglos de poros, se definen tres tipos de porosidad: la porosidad absoluta, la
efectiva y la inefectiva.

La porosidad absoluta o total (@,) se puede definir como la relacion entre el total del espacio vacio
en larocay el volumen de la roca.

__ Volumen total de poros

Dq (2.2)

Volumen de laroca

De ahi que la roca puede tener una porosidad absoluta muy alta y no poder conducir fluidos, cuando
todos los poros estan aislados.

La porosidad efectiva (@, )es el porcentaje de poros interconectados y los poros con callejones sin
salida respecto al volumen de roca.

0. = Vol.de poros interconectados+vol.poros en callejon sin salida (2 3)
e - "

Volumen de roca

Este valor es el que usualmente se aplica en los calculos de la Ingenieria de Yacimientos, ya que
representa el espacio de poros interconectados que contienen los hidrocarburos movibles
(recuperables). Es importante mencionar que aunque en los poros con callejon sin salida no existe
flujo a través de ellos, éstos aln pueden producir petroleo por diferencia de presion o expansién de
gas.

——
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La porosidad Inefectiva (@;) se define como la relacién que existe entre el volumen de los poros
completamente aislados entre el volumen de roca.

__Voldeporos completamente desconectados

Q; = (2.4)

Volumen de roca

2.2.3 Obtencion

Para poder determinar la porosidad de la roca de un yacimiento basicamente existen dos procesos
diferentes: analisis de nucleos e interpretacion de registros de pozos. El anélisis de nucleos es el
procedimiento més utilizado para cuantificar la porosidad y es un método directo, en el que se
analizan grandes o pequefias porciones de la roca (nucleo). Con los registros de pozos se obtiene
de manera indirecta el valor de la porosidad.

2.2.4 Factores que afectan a la porosidad

Existen varios factores que afectan la porosidad de un yacimiento incluyendo el tamafio de grano y
su forma, el arreglo o0 empacamiento de los granos, el contenido de arcilla, el nivel de compactacion
y la cementacion.

Para poder comprender el impacto que tienen el tamafio de grano y el empacamiento en la
porosidad, se considera primero un sistema con los sedimentos bien seleccionados y en un arreglo
cubico, éste tiene una porosidad del 47.64%, mientras que un arreglo romboédrico tiene una
porosidad del 25.9%, como se muestra en la figura 2.3. Esto quiere decir que el tamafio de los
sedimentos (bien clasificados) no afecta a la porosidad mientras el arreglo sea el mismo, por lo que
la porosidad en este ejemplo es independiente del tamafio de grano pero depende mucho del
arreglo.

Arreglo ciibico Arreglo romboédrico

Figura 2.3 Arreglos cubico y romboédrico con sedimentos bien clasificados con porosidades
de 47.64 y 25.9%, respectivamente.
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Sin embargo, cuando los sedimentos estan mal clasificados, es decir que clastos o granos de varios
tamafios se encuentran mezclados, la porosidad se reduce. Si particulas muy pequefias estan
mezcladas con granos mas grandes, la porosidad se ve afectada.

Otro factor que tiene influencia en la porosidad es la forma (esfericidad y redondez) de los
sedimentos. Usualmente en la roca del yacimiento los sedimentos pueden llegar a tener diversas
formas, ya generalmente no se encuentran perfectamente redondeados. Los sedimentos irregulares,
a diferencia de los redondeados, tienden a acomodarse de manera mas separada y hasta cierto
punto desordenado, permitiendo que el espacio vacio sea mayor, generando mayor porosidad.

La compactacion y la cementacién, son factores que provocan la disminucién de la porosidad y
estan relacionados con las porosidades primaria y secundaria.

2.3 Permeabilidad (k)
2.3.1 Definicién

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso que mide le capacidad y habilidad de la
formacion para transmitir fluidos, como se ve en la figura 2.3. Esta propiedad de la roca es muy
importante ya que controla el movimiento: direccion y gasto de flujo de los fluidos en la formacion. A
diferencia de la porosidad, que es una propiedad estatica, la permeabilidad es una propiedad de flujo
(dinamica).

Grano de roca

Poro

El flujo de fluidos depende de la permeabilidad

Figura 2.4 llustracion de la permeabilidad en una roca.
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Los factores que influyen en la porosidad efectiva, también influyen en la permeabilidad, es decir, el
tamafio, la empaquetadura y la forma de los granos, la distribucion de los mismos de acuerdo con el

tamafio y el grado de litificacion (cementacion y consolidacion).

Al igual que la porosidad, la permeabilidad también se puede clasificar, de acuerdo a sus

caracteristicas, como permeabilidad absoluta, efectiva y relativa.

Henry Darcy, un ingeniero civil francés desarrollo la expresion matematica que hasta la fecha se
sigue utilizando para el célculo de la permeabilidad. ElI experimento de Darcy originalmente fue
realizado con flujo de agua a través de un segmento de arena, este experimento fue trasladado a
muestras de roca, como se presenta en la figura 2.4

donde:

4

]

Figura 2.5 Experimento de Darcy trasladado a una muestra de roca (ntcleo).

h1 = presion de entrada [psi]
h, = presion de salida [psi]

A = area transversal al flujo [ft?]

L= longitud del nucleo [ft]
Q= gasto inyectado [ft3/s]

La ecuacion matematica resultante del experimento de Darcy para la obtencion de la permeabilidad
absoluta es:

——

(2.6)
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Donde q es el gasto volumétrico a través del nucleo, k la permeabilidad, u la viscosidad del fluido, A
el area de la seccion transversal, L la longitud de la muestra y dP la diferencial de presiones.

La permeabilidad tiene dimensiones de area [LZ], por lo que sus unidades en el sistema inglés son
ft2y en el sistema internacional m?, para fines practicos en la industria petrolera se utiliza como
unidad el darcy (1 darcy = 9.87 x 109 cm?)

2.3.2 Tipos de permeabilidad

Permeabilidad Absoluta (k)

La permeabilidad absoluta es una propiedad de la roca que permite el paso de un fluido cuando la
roca estd saturada 100% por este mismo fluido, que debe ser mojante y no modifique el medio
pOroso.

Permeabilidad Efectiva (Ke)

La permeabilidad efectiva a un fluido se puede definir como una propiedad de la roca que permite el
paso de un fluido cuando no se encuentra saturada por este fluido al 100%, en otras palabras, hay
presencia de mas de un fluido en el medio poroso.

Permeabilidad Relativa (ki)

El concepto de permeabilidad relativa permita cuantificar el flujo de cada fluido en un sistema
multifasico. Su estudio es fundamental en el estudio del flujo simultaneo de fluidos inmisibles a
través del medio poroso. Se puede definir como la relacion que existe entre la permeabilidad efectiva
a un fluido y la permeabilidad absoluta.

La expresion matematica que representa la permeabilidad relativa es:

2.7)

Donde k.., es la permeabilidad relativa, k, la permeabilidad efectiva al fluido en cuestion y ka la
permeabilidad absoluta del medio poroso.

e,

| 20|
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2.3.3. Obtencion

Existen tres técnicas principales para determinar el valor de la permeabilidad que son: pruebas de
pozo, correlaciones empiricas y analisis de nucleos.

Existen varios tipos de pruebas de pozo, pero todas involucran la medicién de un cierto gasto del
fluido en movimiento desde el yacimiento hasta el pozo, con lo que se determina una permeabilidad
promedio, a diferencia de los andlisis de nucleos que permiten tener un valor directo y puntual de la
permeabilidad. Las correlaciones también permiten determinar la permeabilidad, basadas en datos
obtenidos con anterioridad, estas correlaciones son de gran utilidad cuando se carece de muestras
de nucleos y las condiciones no son aptas para realizar una prueba de pozo.

2.3.4 Factores que afectan y definen a la permeabilidad

Existen diversos factores que pueden llegar a afectar tanto a la permeabilidad absoluta como a la
efectiva y a la relativa.

A los factores que afectan la permeabilidad absoluta se les puede clasificar en tres grupos: los
relacionados con la roca, los termodinamicos y los mecanicos.

Los factores relacionados con la roca o factores naturales, como son sus caracteristicas internas,
estructuras porosas 0 algunos otros aspectos de la roca que genera la variacion del tamafio y forma
de los granos, la arcillosidad y la cementacion.

Los factores termodinamicos que afectan a la permeabilidad basicamente consisten en los efectos
por la temperatura.

Por ultimo los factores mecanicos estan relacionados con los esfuerzos a los que es sometida la
roca, asi como a la presion de confinamiento.

Cuando se habla de los factores que afectan a la permeabilidad relativa, es importante sefialar que
ésta depende grandemente de la saturacion de fluidos; aunque existen otros parametros que pueden
llegar a afectar a la permeabilidad relativa, como la mojabilidad, ademéas de los efectos de la
estructura de la roca, los efectos de sobrecarga, el contenido de arcilla y finos, la temperatura, la
viscosidad, la tension interfacial y los gastos de desplazamiento.
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2.4 Compresibilidad (C)
2.4.1 Definicion

Se puede definir como la capacidad que tiene un material para reducir su volumen al aplicarsele una
presion determinada a temperatura constante.

Su expresion matematica es la siguiente:

c=-1 (Z—Z)T (2.8)

Donde C es la compresibilidad, expresad en psi~, V el volumen en ft3 y p la presion en psi, todo
esto a una temperatura constante en °C o °F.

Mientras los fluidos son extraidos del yacimiento, se presenta un cambio en la presién interna de la
formacion, lo que da lugar a un aumento en la presion ejercida sobre la roca. Este cambio en la
presion de sobrecarga genera la compactacion de la estructura de la roca. Esta compactacion
produce un cambio en el volumen de grano, de poros y de la roca.

La diferencia de presion entre la presion de sobrecarga y la presion interna de poro se conoce como
la presion efectiva de sobrecarga. Durante las operaciones que causan caidas de presion, la presion
interna de poro decae y de ahi que la presion efectiva de sobrecarga incremente, esto provoca que
el espacio poroso se reduzca y por lo mismo también su porosidad.

2.4.2 Tipos de Compresibilidad
Existen tres tipos de compresibilidad que se deben distinguir en la roca:
Compresibilidad de la matriz (C;)

Que se define como el cambio que exite en el volumen del material sélido de la roca respecto al
cambio de presion. Matematicamente se puede expresar como:

C, =— Vir (Z—?)T 29)

Donde C,.es la compresibilidad de la matriz, expresada en psi~—?, V. el volumen de solidos en ft3 y
p la presion en psi, todo esto a una temperatura constante.
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Compresibilidad de la roca (Cs)

Se define como el cambio que existe en el volumen de la roca cuando existe un cambio de presion y
de manera matematica se puede expresar como:

Cp = — i (%)T (2.10)

Donde Cges la compresibilidad de la roca, expresada en psi~1, V el volumen de rocaen ft3y p la
presion en psi, todo esto a una temperatura constante.

Compresibilidad de los poros (Cp)

Se define como el cambio que existe en el volumen de poros cuando existe un cambio de presion y
de manera matematica se puede expresar como:

C, = _é(‘%)T (2.11)

Donde Cpes la compresibilidad de los poros, expresada en psi~*, ¥, el volumen de poros en ft y
p la presion de poro en psi, todo esto a una temperatura constante.

Compresibilidad de la formacion (Cy)

Debido a que la compresibilidad de la matriz es muy pequefia en comparacion con la
compresibilidad de los poros o de la roca, no se toma en cuenta, por lo que la compresibilidad de la
formacion,Cy, se expresa en términos del volumen poroso.

—C = _1 (%
C=C,= Vp(ap)T (212)
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Compresibilidad total del Yacimiento (Cy)

Para poder obtener la compresibilidad total del yacimiento, o sea la compresibilidad del sistema
roca-fluidos, es necesario tener en cuenta los fluidos que se encuentran contenidos en la roca, por lo
que, tanto las saturaciones como la compresibilidad de cada uno de los fluidos, son datos
requeridos. La expresion matematica para determinar la compresibilidad total del yacimiento es la
siguiente:

Ct= S4C4+SoCo+ SyCp + Cr (2.13)

Donde Sg, S, y Sw son las saturaciones de gas, aceite y agua, respectivamente, expresadas en
fraccion; Cg,Coy Cy son las compresibilidades del gas, aceite y agua, en psi”ty Crla
compresibilidad de la formacion, en psi~!

2.4.3 Obtencion

La compresibilidad de la roca se determina de la variacion del volumen de la roca como un todo, de
la materia (granos) que la compone y/o de los poros o huecos que contienen, con respecto al
esfuerzo efectivo de compresidn a que se sujete.

La compresibilidad de mayor interés para el estudio de yacimientos de hidrocarburos es la que se
determina con la variacién del volumen de poros, dado que es mucho mayor en magnitud que las
otras. Esta compresibilidad se puede determinar variando la presion interior o de poro y/o variando la
presion de confinamiento exterior; siendo la variacion de presion de confinamiento exterior la que
brinda mejores resultados porque se alcanza rapidamente un estado de equilibrio.

La compresibilidad se determina principalmente en laboratorios, analizando muestras de roca
(nucleos). Uno de los métodos mas usados consiste en saturar 100% a la muestra con un liquido y
someterla a incrementos de presion externa y medir los volumenes de liquido expulsado de ella.

2.4.4 Factores que afectan a la compresibilidad

Como se pudo observar en los tipos de compresibilidad de la roca, esta propiedad esta altamente
ligada con las caracteristicas de la roca, y en mayor medida con la porosidad, por lo que de esto se
deriva que todos aquellos factores que afectan a la porosidad por consecuencia afectan a la
compresibilidad de la roca.

Cuando se trata de la compresibilidad total del yacimiento, existen otros factores que pueden llegar a
tener influencia: el tipo de roca, el tipo de fluidos contenidos en el yacimiento, la saturacién que

e,

B
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exista de estos fluidos, muchas veces en el yacimiento no hay presencia de gas, lo que provoca que
no se considere la compresibilidad del gas en el calculo de la compresibilidad total.

2.5 Saturacion de fluidos (Sy)
2.5.1 Definicién

Otro factor importante en la Ingenieria de Yacimientos, y particularmente en la caracterizacion de
yacimientos, es el contenido de hidrocarburos, por lo que surge la necesidad de conocer la
saturacion que existe de los fluidos en el yacimiento.

La saturacién cuantifica la cantidad de fluidos que se encuentran contenidos en el espacio poroso,
en otras palabras, la distribucién que se tiene en el espacio poroso de los tres fluidos propios de un
yacimiento, que son: agua, aceite y gas. De ahi que la saturacién inicial definida como la fraccion del
espacio poroso ocupado por aceite, gas 0 agua, sea la clave para la determinacion de las reservas
iniciales.

La saturacion se puede definir como la fraccion, o porcentaje, del volumen de poros ocupado por un
fluido en particular que puede ser agua, gas o aceite. La expresion general es:

Volumen del fluido

Saturacion de un Fluido = (2.14)

Volumen de poros

Se debe resaltar que el volumen de poros en la ecuacion se refiere al volumen poroso efectivo. De
la ecuacion anterior se derivan las ecuaciones de saturacion para cada uno de los fluidos
mencionados anteriormente.

__ Volumen de aceite

So = (2.15)
Volumen de poros
__ Volumende gas (2 16)
9~ Volumen de poros )

__ Volumende agua

(217)

W ™ yolumen de poros

Por lo que, si las saturaciones se expresan en fraccion, la suma de las tres debe de ser igual a uno.

e,

(=)
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Sgt+So+Sy=1 (2.18)
2.5.2 Tipos de saturacion
Saturacion Critica de gas (S4)

Normalmente los hidrocarburos en el yacimiento estan sometidos a altas presiones y temperaturas;
bajo estas condiciones todo el gas se encuentra disuelto en un aceite bajosaturado. Cuando se inicia
la produccion del aceite, la presion del yacimiento comienza a disminuir y si disminuye hasta el limite
de solubilidad (punto de burbuja), el gas comienza a liberarse, y la saturacién de gas se incrementa
a la vez que la presion del yacimiento continua disminuyendo. Esta fase gaseosa se mantiene
inmovil hasta que la saturacidn excede cierto valor de saturacion, llamado saturacion critica del gas y
se denota S

Saturacion residual del Aceite (S,,)

La saturacion residual de aceite se denota con S,,.. Se puede definir desde varios puntos de vista
diferentes: uno, indica que es la saturacion de aceite que queda en el yacimiento después de que se
concluye algun proceso de recuperacion primaria 0 secundaria; por otra parte, se puede definir como
la saturacién final de aceite en una muestra de roca al término de un desplazamiento de aceite por
gas o agua en el laboratorio; asi mismo, también se puede indicar que es la minima saturacion de
aceite que existe en el yacimiento a condiciones originales.

Saturacion de Agua Irreductible (S,,;)

Se define como la saturacién minima de agua presente en el medio poroso al descubrirse el
yacimiento, ver figura 2.6

1
|
] Gars
:3! Zona de gas y agua irreductible
- Zona de transicion gas-aceite y
3 agua irreductible
-i Zona de transicion agua-aceite
£ / Agua Zona de agua
v

Figura 2.6 Representacion de la ubicacion del agua irreductible en un yacimiento idealizado.
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2.5.3 Obtencion

La saturacion de fluidos se determina en pequefias muestras de roca, tomadas de un nucleo
completo recién sacado del pozo o preservado, que contenga los fluidos existentes en el yacimiento.

Existe otros procedimientos de laboratorio para determinar la saturacién de fluidos, por ejemplo,
cuando una muestra de roca es utilizada para obtener otras propiedades como la presién capilar
que normalmente se relaciona con la saturacion de fluidos, por lo que es necesario conocerla a
medida que se realizan pruebas de comportamiento capilar.

La saturacion de fluidos también puede ser determinada indirectamente por medio de la
interpretacion cuantitativa de registros geofisicos de pozo.

2.5.4 Factores que afectan a la saturacion de fluidos

La saturacion de fluidos esta relacionada directamente con los factores que influyen en la porosidad
de la roca, por lo que, por ejemplo la variacion del tamafio de grano, o sea, la seleccion de éstos,
tiene un gran impacto en la saturacién de fluidos.

Las condiciones de presion y temperatura en las que se encuentra el yacimiento, son factores que
influyen en la saturacion de fluidos, si el yacimiento es de aceite bajo saturado, la saturacién de gas
no existe, solo hay aceite y agua, en comparacion con un yacimiento de aceite saturado en el que
existe gas, aceite y agua.

Si el yacimiento se encuentra conectado por una falla a un acuifero, la saturacion de agua va a
compensar la produccion de hidrocarburos, haciendo que la saturacion de agua se incremente
mientras que la saturacion de ellos disminuye.

2.6 Tension Interfacial (o)

Como se menciono en el capitulo anterior, un yacimiento petrolero contiene tres fluidos: agua, gas y
aceite a diferentes saturaciones y distribuciones. Cuando se tiene un sistema con un solo fluido se
considera que s6lo un tipo de fuerzas se encuentra actuando entre la roca y el fluido, por lo que no
es muy complejo su estudio. En el caso de un sistema que contiene varios fluidos es muy importante
el estudio de las fuerzas actuantes, ya que no solo es un tipo de fuerzas, son al menos tres fuerzas
actuando, que son las de la interaccién entre los fluidos y entre los fluidos con la roca, estas fuerzas
son las que fundamentan propiedades del sistema roca-fluidos, como la tensién interfacial.
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2.6.1 Definicion

Los fluidos presentes en el yacimiento son inmiscibles a las condiciones del subsuelo (presion y
temperatura altas). Cuando estos fluidos se encuentran en contacto, estan separados por una
interfaz gas-aceite, gas-agua y aceite-agua. A esta interfaz se le denomina tension interfacial o
tension superficial, dependiendo de los fluidos en contacto. Cuando se refiere al contacto o fuerzas
superficiales que existen entre un gas y un liquido se usa el término tensién superficial, y cuando se
considera el contacto entre dos liquidos inmiscibles, el término utilizado es el de tension interfacial,
ver figura 2.8. El espesor de esta interface es a nivel molecular.

Figura 2.7 Tension interfacial entre dos liquidos inmiscibles.

En la figura 2.7 se representa, de manera grafica, el efecto de la tension interfacial. Se puede
apreciar que en la interfaz las moléculas tienen una fuerza que actla sobre ellas desde el aceite que
queda inmediatamente por encima de las moléculas de interfaz y de agua que se encuentran debajo
de la interfaz. Las fuerzas resultantes no se equilibran, porque la magnitud de las fuerzas es
diferente y da lugar a la tensién interfacial. Lo mismo sucede en el caso de la tension superficial.

La tension superficial e interfacial tiene unidades de fuerza por unidad de longitud, usualmente
expresada como N /m o dinas/cm, y se denota con el simbolo griego o.
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2.6.2 Tipos de interfases

Como se ha mencionado anteriormente, la tensién interfacial y la superficial se presentan por la
interaccion que existe entre dos fases. El lugar en el que dos fases se juntan, se denomina interfaz
y es también la frontera entre ellas. La interfaz esta definida como la region del sistema donde las
propiedades fisicoquimicas se modifican. Las interfases pueden definirse segun el tipo de estado de
agregacion de las fases que separa, estas pueden ser: interfase liquido-gas, interface liquido-liquido,
interfase sodlido-liquido, interface solido-gas, interface solido-sélido. Como se puede ver en la
siguiente figura.

gas liquido
(vapor)
peEEEEEEERES sl R gas R
Lo +++56lido
liquido liquido By
56lido /' ~Solido /7% -.f“"d;?--‘
SamaSdam [ 3 / IIIIII}
liguido-gas liquido-liquido soélido-liquido solido-gas sélido-gas
Figura 2.8 Tipos de interfases
2.6.3 Obtencion

Las técnicas utilizadas para realizar la medicion tanto de la tensidn interfacial (TIF) como de la
tension superficial (TS) son en esencia las mismas. Existe una amplia variedad de técnicas
experimentales para la determinacién de la TS y la TIF, pero todas estas derivan de la utilizacién de
un instrumento llamado tensiémetro. Este instrumento simplemente mide la fuerza.

En la industria petrolera el método de “Pendant drop” es el mas comunmente usado para obtener los
valores de TIF Y TS, este método consiste en suspender una gota de uno de los fluidos en el otro
(por ejemplo una gota del fluido mas pesado en los alrededores del liquido mas liviano). En la figura
2.9 se muestra un “Pendant drop”.
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-4—Tubo de " Pendant drop"

Figura 2.9 Esquema del “Pendant Drop”, gota de agua en un aceite ligero.

Los valores de TIF y TS son calculados de la siguiente ecuacion:

o= Apgdi

- (2.18)

Donde o indica la tension interfacial o la tension superficial, dependiendo de los fluidos, expresada
en dyn/cm, Ap es la diferencia de densidades entre las dos fases inmisibles en g/cm3, g la
aceleracion gravitacional en cm/sec?, d el maximo diametro horizontal de la gota en cm, (Vease
figura 2.9), H el factor de la forma de la gota, que es funcion de:

(2.19)

Donde des el diametro de la gota medido a una distancia d,por encima de la punta de la gota. Una
vez obtenido S, H puede obtenerse de tablas en diversas referencias bibliograficas.
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2.6.4 Factores que afectan a la tension interfacial (TIF)y superficial (TS).

La presion y la temperatura son los factores de mayor afectacion en la TIF y TS, ya que el gas, el
aceite y el agua coexisten en el yacimiento a altas presiones y temperaturas. Es muy importante
conocer como se afectan la TIF y TS con la variacion de estos dos parametros, ya que tienen gran
impacto en el movimiento de fluidos en el yacimiento.

La tension superficial generalmente disminuye cuando se produce un incremento en la presién y
temperatura. A medida que la temperatura incrementa, la agitacién molecular también aumenta, por
lo que se produce un decremento en los valores de TS. Lo mismo sucede, cuando se tienen
presiones elevadas, la fase gaseosa empieza de disolverse en la fase liquida, por lo que la TS se
reduce.

El comportamiento que tiene la tension interfacial entre el agua y el aceite ante los cambios de
presion y temperatura, no son tan bien comprendidos, a diferencia de la TS. Se han realizado
diversos estudios, obteniendo resultados poco consistentes.

2.7 Mojabilidad (W)

En la caracterizacion de yacimientos, se estudian por separado las caracteristicas principales de la
roca y de los fluidos presentes en ella, pero es el resultado de la interaccién que existe entre la roca
y los fluidos, llamado sistema roca-fluido, lo que realmente es la clave para poder producirlos, es por
esto que la mojabilidad es un parametro que se tiene que estudiar con detenimiento.

La mojabilidad es un parametro que esta en funcion de todas las fuerzas combinadas actuando en el
sistema roca- fluido del yacimiento y su determinacion es fundamental, ya que esta tiene una fuerte
influencia en muchas otras caracteristicas, como son: la distribucién de fluidos en el yacimiento, la
presion capilar y la permeabilidad relativa, por consiguiente la mojabilidad tiene un gran impacto en
la produccién de hidrocarburos.
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2.7.1 Definicion

La mojabilidad se puede definir como la tendencia que tiene un fluido a esparcirse sobre la superficie
de un solido, en presencia de otro fluido.

Pelicula de Agua s

Figura 2.10 Esquema de una pelicula de agua esparcida en un superficie sélida en presencia
de aire.

Figura 2.11 Esquema de dos fluidos inmiscibles (agua-aceite) en contacto con una superficie
solida.

La mojabilidad es medida por el angulo de contacto, el cual es siempre medido a través de la fase
mas densa y esté relacionada con las energias interfaciales.

Os0 — Ogyw = Opy COSO (2.20)

Donde ag, es la tension interfacial entre el solido y el fluido méas liviano (aceite), oy, la tension
interfacial entre el solido y el fluido més denso (agua) y 6, el angulo de contacto entre la superficie
solida y el vector que indica la tensién interfacial agua-aceite, a,,,. Por convencion, el angulo es
medido a partir del sélido y a través del liquido mas denso y tiene un rango que va de 0° a 180°.
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2.7.2 Tipos de Mojabilidad

Los tipos de mojabilidad que se pueden presentar en un yacimiento petrolero dependen de las
caracteristicas que se tengan tanto de los fluidos como de la roca almacenadora.

Mojado por agua

En este caso, la superficie de la roca tiene preferencia mayor por el agua que por el aceite, de ahi
que los hidrocarburos se encuentren confinados en el centro de los poros y que estos no cubran la
superficie de la roca.

Mojado por Aceite

Este tipo de mojabilidad es exactamente el opuesto al anterior, el aceite se encuentra en contacto
con la superficie de la roca y el agua se encuentra en medio de los poros, lejos de los solidos.

Mojabilidad Intermedia o Neutra

En esta mojabilidad, la superficie de la roca tiene preferencia por ambos fluidos, tiene la misma
tendencia a ser mojada por agua que por aceite, lo que genera también un angulo de contacto que
estd dado por un equilibrio de fuerzas, el angulo © varia entre 75 — 105 °, como se muestra en la
tabla 2.1

Mojabilidad Fraccional

Este tipo de mojabilidad es también llamada mojabilidad daimata, ya que los sélidos en algunos de
los poros se encuentran mojados por agua y en algunos otros poros la superficie de la roca se
encuentra mojada por aceite. La mojabilidad fraccional ocurre cuando la superficie de la roca esta
compuesta por varios minerales, teniendo asi distintas propiedades mineralogicas y quimicas, que
producen la variacion de la mojabilidad.

Mojabilidad Mixta

Esta mojabilidad se presenta cuando los poros mas pequefios se encuentran ocupados por agua y
los s6lidos son mojados por ella, mientras que el aceite moja preferentemente a los sélidos
relacionados a los poros grandes interconectados.

En la siguiente tabla se presentan algunos ejemplos del angulo de contacto para diferentes
mojabilidades.
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Altamente mojado por agua 0-30

Moderadamente mojado por agua 30-75
Mojabilidad neutra 75-105
Moderadamente mojado por aceite 105-150
Altamente mojado por aceite 150-180

Tabla 2.1 Ejemplos de las condiciones de mojabilidad dependiendo del angulo de contacto.

2.7.3 Obtencion

La mojabilidad puede ser evaluada desde dos perspectivas diferentes, de manera cualitativa y
cuantitativa. Los métodos cualitativos son inferidos indirectamente de otras mediciones, como las
curvas de presion capilar o las curvas de permeabilidad relativa, estos métodos pueden llegar a ser
poco eficientes cuando se tienen cambios muy pequefios en la mojabilidad.

Los métodos cuantitativos, son métodos de medicion directa, donde la mojabilidad es medida de una
muestra de roca del yacimiento, usando los fluidos propios del yacimiento. Los mas cominmente
usados son: la medicion del angulo de contacto, la prueba de Amott y el método de “The U.S.
Bureau of Mines (USBM)”.

El método del angulo de contacto es el método mas directo, ya que mide el &ngulo de contacto en
una representacion de la superficie de la roca del yacimiento con los fluidos del yacimiento. Para los
otros dos métodos, la mojabilidad es evaluada con base a diversas caracteristicas de la muestra de
roca. Para fines practicos y de manera general los rangos del angulo de contacto para detectar la
mojabilidad son: entre 0 y 70° se considera mojado por agua, de 110 a 180° indica una superficie
mojado por aceite, y por Ultimo si el angulo de contacto esta entre 70 y 110° indica una mojabilidad
intermedia o neutra.

2.7.4 Factores que afectan la mojabilidad

La mojabilidad del yacimiento depende enteramente de las caracteristicas que posean los fluidos y
la litologia en la que se encuentran, por lo que son los factores que principalmente afectan a la
mojabilidad. Ademas de éstos, hay otros factores que tienen cierta influencia en la mojabilidad, como
son: la presién , temperatura del yacimiento y en algunas ocasiones el efecto del filtrado de lodo
durante la perforacion.
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2.8 Presion Capilar (P,)

2.8.1 Definicion

El fendmeno de capilaridad ocurre en el medio poroso por las dimensiones capilares que tienen los
pOros.

Cuando dos fluidos inmiscibles se encuentran en contacto en el medio poroso, existe una diferencia
de presiones entre los dos fluidos, esta diferencia esta muy relacionada a la curvatura de la interfaz
que separa a los fluidos.

La diferencia que existe entre las presiones de los fluidos se denomina presién capilar y usualmente
se denota con P.. En un yacimiento petrolero, las fuerzas capilares se producen por la combinacion
de diversos efectos como las tensiones interfacial y superficial, el tamafio de poro y su geometria y
la mojabilidad existente en el sistema.

Las fuerzas capilares juegan un papel importante en el proceso de desplazamiento de fluidos,
especialmente durante los procesos de recuperacion secundaria.

De manera matematica se puede expresar a la presién capilar como:
P.=PB,, — P, (2.21)

Donde P. es la presion capilar, P,,, es la presion del fluido no mojante y B, la presion del fluido
mojante.

2.8.2 Obtencion

La medicidn de la presidn capilar se encuentra sujeta a dos tipos de procesos denominados: drene e
imbibicién. En la imbibicién, la fase mojante desplaza a la fase no mojante, mientras que en el drene
la fase no mojante desplaza a la fase mojante. Estos procesos generan dos curvas de presion
capilar, la de imbibicion y la de drene, ver figura 2.12.
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Grafica 2.1 Grafica de presion capilar contra saturacion de agua, en donde se muestran las
curvas de drene e imbibicion.

Para la medicion de la presion capilar se utiliza una muestra de roca, la cual se somete a diversos
procesos de laboratorio. En el caso de preparar la curva de drene, usualmente involucra la reduccion
de la saturacién de la fase mojante de un valor maximo de 100% a un valor minimo o irreductible,
por incrementos sucesivos de presidn aplicados a la fase no mojante.

2.8.3 Factores que afectan a la presion capilar.

El comportamiento de la presion capilar se ve afectado por diversos aspectos presentes en un
yacimiento petrolero, como son: el material litologico, el tipo de porosidad que existe en el
yacimiento, el tamafio y la geometria de los poros. Ademas de esas caracteristicas, la
permeabilidad, la mojabilidad, la saturacién y la distribucién de fluidos tienen también impacto en la
presion capilar, ver gréfica 2.2.
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Grafica 2.2 Variacion de la presion capilar con la saturacion de Hg en funcion de la
permeabilidad (kq > k, > k3 > k4 > ks).

2.9 Viscosidad ()

2.9.1 Definicion

La viscosidad se puede definir como la resistencia a fluir que caracteriza a un fluido, y se expresa en
poises, es un parametro caracteristico de los fluidos, que determina el flujo de fluidos en el medio
poroso, la tendencia a fluir varia dependiendo del tipo de fluido

Viscosidad del gas

La viscosidad del gas natural depende de su composiciéon y es afectada por la presion y la
temperatura. El gas tiene una viscosidad significativamente menor que la viscosidad del agua y del
aceite. En un liquido, la viscosidad disminuye cuando aumenta la temperatura, pero en un gas, la
viscosidad aumenta cuando aumenta la temperatura.

Viscosidad del Aceite

La viscosidad del aceite es afectada por la presion, la temperatura, y el factor mas importante, por la
cantidad de gas en solucion. La figura 2.3 muestra el efecto de la presién en la viscosidad de varios
aceites a sus respectivas temperaturas de yacimiento. Por debajo del punto de burbuja, la viscosidad
disminuye con el incremento de presién por el efecto del gas que entra en solucién.
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Por arriba del punto de burbuja, la viscosidad incrementa al incrementar la presion por la compresion
del liquido

La viscosidad del aceite disminuye con el incremento de la temperatura como se muestra en la
grafica 2.4.
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Viscosidad del agua

La viscosidad del agua es principalmente funcién de la temperatura, ésta disminuye cuando hay un
incremento de temperatura. Ademas, otro factor que influye es la salinidad, cuando la salinidad
aumenta la viscosidad también. A diferencia de la viscosidad del gas y del aceite, la viscosidad del
agua no varia significativamente con la variacion de presion. La viscosidad del agua varia de 0.3 a
0.8 cp en el yacimiento.

2.9.2 Tipos de viscosidad

Existen cuatro tipos de viscosidad: la viscosidad dinamica, la viscosidad cinematica, la viscosidad
aparente y la viscosidad extensional.

La viscosidad dindmica o absoluta, es la viscosidad que se ha mencionado anteriormente en el
trabajo.

La viscosidad cinematica, v, relaciona la viscosidad dinamica con la densidad del fluido. Se expresa
con la siguiente ecuacion:

v=Y (2.22)
%

Donde v es la viscosidad cinematica y se expresa generalmente en centistokes, i es la viscosidad
del fluido en cp y pla densidad del fluido en g/cm3 o lo/fts

La viscosidad aparente, n, se define como el cociente entre el esfuerzo cortante y la velocidad de
deformacion para fluidos de comportamiento no lineal. Este término es el que se utiliza al hablar de
‘viscosidad” para fluidos no newtonianos. Si se representa la curva de fluidez (esfuerzo cortante
frente a velocidad de deformacién) se define también como la pendiente en cada punto de dicha
curva.

Por Ultimo, la viscosidad extensional, pe, esta se define como la viscosidad que presenta un fluido no
newtoniano cuando se aplica un esfuerzo de traccion sobre él. Presenta la relacién entre el esfuerzo
y la velocidad de deformacion en el eje que se produzca.

2.9.3 Obtencion

La viscosidad de un gas natural puede ser medida en el laboratorio, pero la practica mas comun es
la utilizacién de datos empiricos y gréaficas.

En cuanto a la viscosidad del aceite, cuando sélo se conoce el valor de la gravedad API del tanque
de almacenamiento y la temperatura del yacimiento, se utilizan estimaciones como las de la gréfica
2.4, pero la manera mas eficaz es la medicién en laboratorio con un viscosimetro a temperatura y
presion del yacimiento.

e,

| 3% |
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2.9.4 Factores que afectan a la viscosidad.

Como se menciond con anterioridad, los factores que influyen en la viscosidad de los fluidos es la
presion, la temperatura y su composicion. A medida que estos varian, la viscosidad de los fluidos
también se ve afectada. En cuanto a la viscosidad del aceite se refiere, ésta depende de la cantidad
de gas en solucion, y ésta a su vez depende de la presion del yacimiento. Cuando el aceite es muy
viscoso requiere de mucha més energia para poder fluir a través del medio poroso, por lo que la
recuperacion del aceite tiende a ser mucho menor.

2.10 Tortuosidad (t)

2.10.1 Definicion

Cuando los fluidos son producidos viajan a través de la roca del yacimiento al pozo, o sea, desde un
punto de mayor energia hasta uno de menor energia. La ruta por la que viajan los fluidos dentro del
medio poroso dista mucho de ser un camino recto, la geometria del espacio poroso lo hace sinuoso
o curvilineo. La propiedad de la roca que refleja la complejidad de esta trayectoria es la tortuosidad.

La tortuosidad considera la longitud real de la trayectoria desde un punto A a un punto By la relacién
a unalinea recta entre los dos puntos mencionados, como se muestra en la figura siguiente.

Figura 2.12 Esquema que muestra la tortuosidad entre dos puntos.

Si la trayectoria del punto A al punto B es una linea recta, lo que puede ocurrir cuando tenemos una
fractura, el valor de la tortuosidad es uno. En la mayoria de los casos la trayectoria de flujo del punto
A al punto B es mucho mayor que una linea recta asi que el valor de la tortuosidad es mayor a 1.

2.10.2 Obtencion

La tortuosidad puede obtenerse con la siguiente ecuacion:

e,

B
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- (2.23)

Donde t es la tortuosidad y es adimencional, L, es la distancia total desde el punto A hasta el punto
B a través del medio poroso y L, la distancia en linea recta entre estos dos puntos, ambos
expresados en las mismas unidades de longitud.

Ademas de esta ecuacion, la tortuosidad puede ser determinada a través de muestras de nucleos,
estudios de laboratorio, experimentos fisicos y pruebas entre pozos.

2.10.3 Factores que afectan a la tortuosidad

Las heterogeneidades de la roca del yacimiento son los principales factores que afectan a la
tortuosidad, como la distribucién del tamafio y la seleccion de granos, la porosidad efectiva, la
variacion del tamafio de garganta de poro, la forma de los granos, el grado de cementacion.

La tortuosidad también es afectada por la mojabilidad existente en la roca, asi como por la variacion
de temperatura, ya que el aumento de ésta produce una expansion de los minerales, o que lleva a
la reduccion o contraccion de la garganta de poro, aunado a este efecto se tiene la compresidn que
existe en el yacimiento por los efectos de la presion, dando como resultado que incremente la
tortuosidad como se muestra en la siguiente figura.

‘i\u'v‘x !

B 22

Figura 2.13 a) Tortuosidad a condiciones normales de un medio poroso b) Tortuosidad
cuando existe un incremento de presion y de la temperatura.







Capitulo 3
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3.1 Introduccion

Como se menciono en el primer capitulo, la caracterizacion de yacimientos es una area de estudio
muy amplia y muy importante en el desarrollo y la explotacion de un yacimiento petrolero. El impacto
que tiene la caracterizacion de yacimientos en el desarrollo de un campo petrolero es muy grande,
ya que con base a las caracteristicas de éste, se toman las medidas correspondientes para su
explotacion, lo que a futuro tiene repercusion en la vida productiva del yacimiento, y por lo tanto en
el aspecto econémico. Gracias a este impacto, su evolucion ha sido notable con el paso del tiempo,
dando cada vez mas importancia a las actividades que se realizan en esta etapa.

La determinacion de los parametros propios de la roca y de los fluidos, es una de las actividades
principales de la caracterizacion de un yacimiento. Durante muchos afios ha sido objeto de diversos
tipos de estudios con el fin de mejorarla. En este trabajo se abordara, como tema medular, la
interaccion que tienen entre si los parametros simples, dando como resultado nuevos parametros
petrofisicos que se denominan en este estudio como parametros compuestos.

Este es un tema, que si bien esta muy relacionado con la determinacion de parametros petrofisicos
comunes, como pueden ser la porosidad, la permeabilidad y la saturacion de fluidos, toca aspectos
con los que no se esta completamente familiarizado, ya que mas alla de conocer cada uno de los
parametros simples de forma individual, es aun mas importante analizar su comportamiento en
conjunto.

Los parametros compuestos se pueden definir como aquellos que combinan dos a mas parametros
simples (mencionados en el capitulo anterior), los que, a diferencia de los pardmetros simples, se
obtienen de manera indirecta, por calculos, y no se miden directamente de una muestra de roca en
laboratorio 0 en campo.

En este capitulo se mencionan y analizan algunos parametros compuestos, los que son de gran
aplicacién para definir, por ejemplo, unidades de flujo y, por consiguiente, ayudan en la
caracterizacion del yacimiento.
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3.2 Unidades de Flujo

Uno de los problemas que se tiene al realizar la caracterizacion de un yacimiento petrolero, es la
unificacion de los parametros a diferentes escalas. Una forma de integrar algunos de esos datos, de
tal manera que se obtenga una imagen general, es la aplicacion del concepto de unidad de flujo.

Para poder llegar a tener una visién clara y detallada de una unidad de flujo, recurrir a lo que en este
trabajo se designa como parametros compuestos puede ser una herramienta que facilite el trabajo.

Una unidad de flujo se puede definir como una porcién del yacimiento en la que las propiedades
geolégicas y petrofisicas que afectan el flujo de fluidos son consistentes y predeciblemente
diferentes a las propiedades de otros volumenes de roca del yacimiento, ya sea de manera vertical u
horizontal, como se muestra en la figura 3.1.
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Las unidades estratigraficas sirven de base para identificar inicialmente, y de manera general, las
unidades de flujo. La incorporacién de los datos petrofisicos permiten subdividir las unidades
iniciales para clasificar y detallar las unidades de flujo existentes en las formaciones geoldgicas.

La definicion de unidades de flujo es ampliamente usada en los estudios de caracterizacion y en la
simulacion numérica para la prediccion del comportamiento del yacimiento y la estimacion de
reservas. Dos elementos claves para la delimitacion de unidades de flujo son: la porosidad efectiva y
la permeabilidad absoluta.

3.3 Capacidad de Almacenamiento (CA)
3.3.1 Definicién

La capacidad de almacenamiento, para efecto de la caracterizacion y explotacion de yacimientos, se
puede definir como la cantidad de fluidos potencialmente recuperables que puede llegar a contener
un determinado medio poroso y depende bésicamente de dos parametros simples que son: la
porosidad efectiva y el espesor del intervalo de interés.

Su expresion matematica es.

CA= @,h (3.1)

Donde @, es la porosidad efectiva, expresada en fraccion, y h es el espesor del intervalo,
expresado en metros o pies, dependiendo el sistema de unidades utilizado.

Fig.3.2 Ejemplo de capacidad de almacenamiento en dos
medios porosos, donde:

CA, = Q)elhl

CA; = Q)eZhZ
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3.3.2 Obtencion

Una vez determinada la porosidad efectiva y el espesor de un medio poroso, con la ayuda de la
ecuacién 3.1 se puede obtener el valor de la capacidad de flujo de dicho medio. La obtencién de la
porosidad efectiva y del espesor se menciono previamente en el Capitulo 2.

3.3.3 Aplicacion

La capacidad de almacenamiento indica la cualidad que tiene la roca (matriz, sistema de fracturas y
cavernas o la combinacion de estos aspectos) en el yacimiento para contener hidrocarburos. Lo que
permite determinar la necesidad de futuras intervenciones de diverso tipo al yacimiento.

Uno de los factores determinantes para iniciar la explotacion de un yacimiento, es la cantidad de
hidrocarburos que se encuentran en él, por lo que la determinacién de la capacidad de
almacenamiento en combinacién con la saturaciéon de hidrocarburos, indica qué tan conveniente
puede llegar a ser su explotacion.

La preparacion de un mapa que indique la variacion de la capacidad de almacenamiento de un
yacimiento es de gran utilidad, ya que proporciona una visién general de la distribucion del volumen
poroso en él. La construccion de este mapa se lleva a cabo de la siguiente manera: se obtienen los
valores de la capacidad de almacenamiento (o el parametro a mapear) por cada pozo, después los
valores se anotan en el mapa a un lado de la representacion de los pozos, como se muestra en el
mapa 3.1, para posteriormente interpolar los valores y con ésto obtener las isolineas y una
distribucién de este parametro. A este mapa se le denomina mapa de isocapacidades de
almacenamiento y brinda una mejor percepcion para poder decidir los lugares apropiados para, por
ejemplo, perforar un pozo. Ver mapa 3.1.

Pozo
| Poze | CA.m |
1 3.75
2 3.5
3 3.75
4 4
5 4.76
6 5.04
7 B6.63
2 5.7
i 5.7
10 5.4
11 7
12 7.35
13 7
14 a3
15 8.4
16 8.3
17 3.3
13 g
135 5.45
20 9
21 10,5
22 11
3 11.5
4 11.5
5 10,35
(] 10.8
27 9.6
23 9.6

Mapa 3.1. Mapa de Isocapacidades de almacenamiento de una zona

\ V
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Otro proceso en el que es tomada en cuenta la capacidad de almacenamiento es en la delimitacién
de las unidades de flujo, las cuales son de gran ayuda en la caracterizacion del yacimiento, para
determinar cuales son las zonas de mayor atractivo.

3.3.4 Analisis de parametros

Para poder realizar el estudio de los parametros simples que componen un parametro compuesto,
se lleva a cabo un analisis de sensibilidad. El analisis de sensibilidad consiste, primero en tomar
valores base de los pardmetros simples y con éstos obtener un resultado base del parametro
compuesto. Posteriormente, el valor base de cada parametro simple se varia en mas-menos
determinado porcentaje, obteniendo con esto, valores bajos y altos de cada parametro simple. Para
continuar con el proceso, se realizan los calculos para obtener el parametro compuesto, tomando el
valor bajo de uno de los parametros simples y dejando el resto con el valor base, se calcula el valor
bajo del parametro compuesto; después, se toma el valor alto del mismo parametro simple, dejando
el resto con el valor base, y se calcula el valor alto del parametro compuesto. Este procedimiento se
realiza para cada parametro simple, por lo que para cada uno se obtienen dos valores del parametro
compuesto, uno alto y uno bajo.

Con los valores obtenidos del parametro compuesto se prepara una grafica tipo tornado, en la cual
cada barra representa el rango de valores que puede alcanzar el parametro compuesto, haciendo
variar uno de los parametros que lo componen.Como ya se menciond anteriormente, la capacidad
de almacenamiento depende de dos parametros simples, que son la porosidad efectiva y el espesor.
Estos parametros no varian a lo largo de la vida productiva del pozo, por lo que una vez establecidos
sus valores, éstos permaneceran fijos; no obstante, es importante realizar un analisis de sensibilidad
para identificar el impacto que cada uno de estos parametros tiene en la capacidad de
almacenamiento. Para poder determinar tal impacto, es necesario variar los valores de éstos y hacer
el respectivo analisis, como que se menciono previamente. La siguiente tabla muestra los resultados
de estas variaciones. Se tomaron valores base de porosidad efectiva (0.22) y espesor (37 m) de un
yacimiento cualquiera, para posteriormente variarlos a un valor maximo y a uno minimo y asi
realizar el andlisis de sensibilidad. Para realizar esta tabla se tomaron en consideracion variaciones
de + 20% en los valores base de la porosidad efectiva y del espesor respectivamente.

bajo base alto bajo base alto
0.176 0.22 0.264 29.6 37 44.4
6.51 8.14 9.77 6.51 8.14 9.77

almacenamiento correspondientes.

e,

47

Tabla 3.1 Variacion de valores de porosidad efectiva y de espesor y de capacidades de
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Con los valores obtenidos de la variacién de los parametros, se construye una gréfica de tornado
para poder ver de manera sencilla qué parametro es el que tiene mayor influencia en la capacidad
de almacenamiento.

El analisis de sensibilidad permite identificar los parametros simples que suponen un mayor impacto
en el parametro compuesto en estudio. La grafica de tornado es una herramienta de gran ayuda
para visualizar las variables (parametros simples) de mayor influencia en el pardmetro compuesto.
Este grafico indica cual es el rango de variacion del pardmetro compuesto, considerando que se ha
producido una variacion en alguno de los parametros simples, manteniendo constante el resto de los
parametros simples que lo componen. Es decir, representa cuanto varia el parametro compuesto
ante las variaciones en cada uno de los parametros simples manteniendo el resto constante. Este
proceso se repite para cada uno de los parametros simples, dando como resultado la grafica de
tornado.

La lista de parametros simples que muestra la gréfica de tornado, se ordena en funcion del impacto
en el valor del parametro compuesto, ayudando a visualizar aquellas variables con mayor relevancia.
La gréfica de tornado se interpreta de la siguiente manera:

Las barras horizontales de la grafica indican el posible rango de variacion del parametro compuesto.
La longitud de las barras representa los diferentes valores que puede tomar el parametro compuesto
ante las variaciones de cada parametro simple.

Las barras de mayor longitud representan al parametro simple que tiene mayor impacto en el
parametro compuesto.

A continuacion se presenta la gréfica de tornado para la capacidad de almacenamiento (parametro
compuesto) que es funcion de la porosidad efectiva y el espesor (parametros simples).

Capacidad de Almacenamiento

5000 550 600 650 7000 ¥50 B00 850 9S00 950 1000 1050

Porosidad Efectiva

6.51 977

8.14

6.51 =

Grafica 3.1 Grafica de tornado para realizar analisis de sensibilidad de la capacidad de
almacenamiento.
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En la grafica anterior se puede notar que la longitud de las barras de porosidad efectiva y de espesor
son del mismo tamafio, por lo que se llega a la conclusion que en la ecuacion de la capacidad de
almacenamiento ambos parametros tienen el mismo impacto. Sin embargo, se debe tomar en cuenta
que el rango de variacion de valores de estos dos parametros simples es muy distinto; en cuanto a
la porosidad efectiva se refiere, el rango de variaciéon no es muy amplio como se puede apreciar en
la tabla 3.2, a diferencia del espesor, el cual presenta un rango de variacion muy amplio que va
desde cero hasta espesores sumamente altos, por lo que si se toma en cuenta este aspecto, se
puede decir que el espesor llega a influir o impactar, en mayor medida, a la capacidad de
almacenamiento.

Arcilla-utitas 45 260 Gravaarenosa LIEE
Arena fina Bau Gravagruzss Nak
Arena media Bap Amnay grava Nalds
Arenagrugsa $a40 Arenisca 10320
Arena muy gruesa EEE: Caliza, dolomita 1a10
Gravafina EIEEY Granito 1
Gravamedia LIEE

Tabla 3.2 Valores estimados de porosidad para rocas sedimentarias (%).

3.4 indice de hidrocarburos (IH)

3.4.1 Definicion

El indice de hidrocarburos se puede definir como la cantidad de hidrocarburos almacenados en un
medio poroso con un determinado espesor. El indice de hidrocarburos esta compuesto por tres
parametros simples que son: la porosidad efectiva, el espesor y la saturacion de hidrocarburos; su
expresion matematica es la siguiente:

IH=0,h(1-S5,) (3.2)
donde:

@, es la porosidad efectiva, en fraccion, h es el espesor de la unidad en estudio, metros o pies y Sw
es la saturacion de agua, en fraccion.
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La ecuacion anterior se puede simplificar, dejando al indice de hidrocarburos como funcién de la
capacidad de almacenamiento, como se muestra a continuacion.

IH = CA(1-S,) (3.3)

Fisicamente, el indice de hidrocarburos es una medida del volumen de hidrocarburos, a condiciones
del yacimiento, que existe en la roca en un &rea unitaria del yacimiento.

IH=® % h % (1-Sw)

Saturacion de Hidrocarburos (1-Sw) |

Figura 3.3 Representacion del indice de hidrocarburos en un intervalo del yacimiento.
3.4.2 Obtencion

El indice de hidrocarburos puede obtenerse a partir de la ecuacion anterior, una vez obtenido el valor
de los parametros simples, éstos se integran para obtener el valor de IH.

Otra manera de obtener el indice de hidrocarburos es por medio del analisis cuantitativo de registros
geofisicos de pozo.

3.4.3 Aplicacion

El indice de hidrocarburos es un pardmetro compuesto de gran utilidad en el desarrollo de un
yacimiento, ya que indica el contenido de hidrocarburos que existe dentro de los poros, por unidad
de espesor. Con esta informacién se puede determinar el volumen de hidrocarburos que existe en
todo el yacimiento o en determinada zona del mismo.

e,

‘ !
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En el célculo del volumen original de hidrocarburos de un yacimiento tiene una aplicacién muy
importante el indice de hidrocarburos. EI método de isohidrocarburos proporciona resultados mucho
mas precisos que los otros métodos volumétricos porque considera valores de los pardmetros
distribuidos en el yacimiento y no solo valores medios. EI método parte de la construccion de un
mapa que se prepara a partir de los datos de indice de hidrocarburos obtenidos en cada uno de los
pozos, como se menciond anteriormente. Ver mapa 3.2
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Mapa 3.2 Mapa de isoindices de hidrocarburos o de isohidrocarburos de una porcion de un
yacimiento.

Con la construccion de este mapa se observa la distribucion de hidrocarburos en el yacimiento y se
obtiene el volumen de hidrocarburos en el mismo. Con este dato se puede estimar el valor de las
reservas con la siguiente ecuacion:

Reservas = VHC * RF

Donde VHC es el volumen de hidrocarburos en el yacimiento y RF el factor de recuperacion
considerado.
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3.4.4 Analisis de parametros.

El indice de hidrocarburos estéa definido por tres parametros simples, antes mencionados, que son:
la porosidad efectiva, el espesor y la saturacién de hidrocarburos. Cada uno de éstos representa una
influencia en la cantidad de hidrocarburos almacenada en el medio poroso. Al igual que en la
capacidad de almacenamiento, la porosidad y el espesor son pardmetros que permanecen fijos, a
diferencia de la saturacion de fluidos, en este caso Sw, la cual podria tener una variacion
significativa a lo largo de la explotacion del yacimiento. Para analizar esta influencia se utiliza el
mismo método aplicado en el anélisis de la capacidad de almacenamiento.

En la siguiente tabla se muestran los valores base de los parametros simples y sus variaciones (+
20%), y los valores obtenidos del parametro compuesto.

hajo base ato bajo base alto bajo hase alto
0.176 0.2 0.264 296 3 M4 | 013 | 0173 | 027

539 6.73 8.08 539 6.73 8.08 6.45 6.73 101

Tabla 3.3 Tabla de variacion de los valores de los parametros simples y del indice de
hidrocarburos

Con los datos de la tabla anterior se obtiene la grafica de tornado siguiente:

Indice de hidrocarburos

5.00 550 6.00 g8.50 7.00 7.50 8.00 8.50 900

Porosidad Efectiva
5.39

6.45 7.01

Grafica 3.2 Grafica de tornado para el analisis del indice de hidrocarburos.
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Analizando los resultados que se muestran en la gréfica 3.2, se puede decir que los parametros de
mayor influencia son la porosidad efectiva y el espesor. Se debe tomar en cuenta que a lo largo de
la explotacién del yacimiento sin duda alguna el parametro que varia es la saturacién de fluidos, por
lo que se concluye que el indice de hidrocarburos estara basicamente dependiendo de la variacion
de la saturacion de agua, ya que los restantes parametros simples permaneceran fijos.

3.5 indice de Hidrocarburos Recuperables (IHR)
3.5.1 Definicién

Este parametro, a diferencia del indice de hidrocarburos, se enfoca en los hidrocarburos que se
pueden recuperar del yacimiento, ya que no todos los hidrocarburos contenidos podran ser
recuperados.

El indice de hidrocarburos recuperables, se puede definir como la cantidad de hidrocarburos
almacenados que se pueden recuperar de un determinado intervalo. Los parametros que lo
componen son: la porosidad efectiva, el espesor, la saturaciéon de agua y la saturacién residual de
hidrocarburos.

En caso de considerar un yacimiento de aceite bajo saturado; en la etapa de bajo saturacion, la
ecuacion que representa al IHR es:

IHR = @eh(1 —S,, — Sor) (3.4)

donde:

@e es la porosidad efectiva, en fraccion, h es el espesor de la unidad en estudio, en metros o pies,
Sw es la saturacion de agua y Sor es la saturacion de aceite residual, ambas saturaciones en
fraccion.

La ecuacion anterior también se puede expresar en funcion de la capacidad de almacenamiento,
como se muestra a continuacion.

IHR = CA(1 —S,, — S,y) (3.5)
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3.5.2 Obtencion

Para poder obtener el valor del indice de hidrocarburos recuperables, es indispensable, primero
determinar el valor de los parametros petrofisicos simples que lo componen, como se menciond en
el Capitulo 2. Estos parametros simples, pueden evaluarse principalmente con analisis de nicleos
en laboratorio y con registros geofisicos de pozos.

3.5.3 Aplicacion

La obtencion del indice de hidrocarburos recuperables, es de mucha ayuda para el célculo del
volumen de hidrocarburos dentro del yacimiento que se puede extraer.

Como se ha mencionado para los parametros anteriores, la elaboracion de mapas es una
herramienta que da una perspectiva mucho mas grande, en el caso de IHR no es diferente. La
realizacion de estos mapas sirve para poder tener un estimado de la distribucion del volumen de
hidrocarburos a condiciones de yacimiento, que se puede llegar a recuperar, ver mapa 3.3 para el
caso de un yacimiento de aceite bajo saturado.

Pozo 26
12
[P 1R HR, m.
i 2
2 0.75 10
3 1.0% o5
a 131 .
5 1.34
6 2.71 et
7 4.35
) 2.91 7.5
9 3.88 7
10 4.28 a5
11 1.89 8
12 2.45 55
13 2.57 5
1a 3.20 s
15 2.40 "
16 5.04
17 7.23 : s
18 7.23 s
19 6.75
20 6.80 2
2] 7.90 1.5
22 856 | 1
23 8.97 0.8
24 10.01 o
25 9.00
26 5.73
27 9,02
28 9,02

Mapa 3.3. Mapa de Isohidrocarburos recuperables.
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3.5.4 Analisis de parametros

El indice de hidrocarburos recuperables esta conformado por cuatro parametros simples,
anteriormente mencionados, que son: la porosidad efectiva, el espesor, la saturacion de agua y la
saturacion de hidrocarburos residuales. Cada uno de éstos representa una influencia en la cantidad
de hidrocarburos recuperables que se encuentran en el medio poroso. Al igual que en la capacidad
de almacenamiento, la porosidad y el espesor son parametros que permanecen sin cambios
significativos, a diferencia de la saturacion de fluidos, en este caso Sw y Sor, las cuales podrian
tener una variacion significativa a lo largo de la explotacién del yacimiento. Para analizar esta
influencia se realiza un analisis de sensibilidad.

En la siguiente tabla se muestran los valores base de los parametros simples y sus variaciones (+
20%), y los valores obtenidos del parametro compuesto.

bajo | base | alto | bajo | base | alto | bajo | base | alto | bajo | base | alto
0104 | 018 | 026 | 26 | 37 | M4 | 01384 | 0173 | 0207 | 0088 | 0085 | 002

3% | A% | 0% [ 3% | 4% | 53 | AT | A% | A7 | 505 | 4% | 483

Tabla 3.4 Variacion de los valores de los parametros simples y del indice de hidrocarburos
(aceite) recuperables.

Como se puede ver en la tabla anterior, los valores que se obtienen del IHR con las variaciones
tanto de la saturacion de agua como de la saturacién de aceite residual son opuestos a los valores
de Swy Sor, es decir, cuando se tienen valores bajos de estos dos parametros, se obtiene valores
mayores del indice de aceite recuperable y viceversa, esto se debe a la participacion que tienen
estos parametros simples en la ecuacién del IHR.

De los resultados anteriormente obtenidos se realiza la siguiente grafica de tornado.
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indice de Hidrocarburos (aceite) recunerables

3.00 3.50 4.00 450 5.00 5.50 6.00 6.50
Espesor 5.03
3.85 29.6 37 44.4

3.85

Grafica 3.3 Grafica de tornado para el analisis del indice de hidrocarburos (aceite)
recuperables.

De la grafica anterior se puede ver que los parametros que mas impacto tienen en la ecuacion 3.4
son la porosidad efectiva y el espesor, seguido de la saturacién de agua y la saturacién de aceite
residual. Esto se puede deducir del tamafio de las barras para cada parametro, como se ha
explicado previamente.

Si se analiza el comportamiento de los parametros a lo largo de la explotaciéon de los yacimientos,
se puede decir que la saturacion de fluidos tiene mayor impacto, ya que a diferencia de la porosidad
efectiva y el espesor, los cuales permaneceran practicamente sin variacion, las saturaciones si van
a tener variaciones a lo largo de la explotacion.

3.6 Capacidad de Flujo (CF)
3.6.1 Definicion

La capacidad de flujo se puede definir como la capacidad que tiene un determinado intervalo del
medio poroso para permitir que un fluido se desplace a través de él. Se obtiene del producto de la
permeabilidad absoluta y el espesor del intervalo considerado y se expresa en md.ft. o en md.m,
dependiendo del sistema de unidades que se use.

Su expresion matematica es:

CF = k,h (3.6)
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donde:
CF es la capacidad de flujo en md.m o md.ft, k, la permeabilidad absoluta expresadaenmdy h el
espesoren mo ft.

3.6.2 Obtencion

El producto k. h es un parametro compuesto que se determina usualmente de manera detallada por
medio de la medicion de la permeabilidad absoluta, punto a punto, a lo largo de un nucleo cortado en
un intervalo dentro del yacimiento. La capacidad de flujo del intervalo seria igual al producto de la
permeabilidad absoluta media por la longitud del intervalo, como se muestra en la figura 3.4.
También puede determinarse la k,h a partir de pruebas de variacion de presion de pozos.
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Figura 3.4 Capacidad de flujo por capa.
3.6.3 Aplicacion

La capacidad de flujo es informacién muy valiosa para poder definir las unidades de flujo en un
yacimiento. Por ejemplo, considérese que se tienen valores metro a metro de la capacidad de flujo
en un intervalo de formacién y que para esos puntos también se tienen valores de capacidad de
almacenamiento. Con esta informacion se prepara una grafica, como se muestra en la gréfica 3.4, y
se analiza la tendencia de los puntos, con el fin de definir cambios de pendiente y con esta base
establecer unidades de flujo.
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Grafica 3.4 Grafica de los datos de capacidad de almacenamiento y capacidad de flujo

Como se puede observar en la gréfica anterior, los cambios de pendiente en esta caso no son
drésticos, pero si son notables, ésto permite obtener tres tendencias rectas de puntos y, por lo tanto,
tres ecuaciones para el conjunto de datos, ver gréfica 3.5. Con base en este andlisis, se pueden
establecer tres unidades de flujo, por lo que a partir de las ecuaciones obtenidas y para cada unidad
de flujo, teniendo el valor de la capacidad de almacenamiento, se pueda determinar la capacidad de
flujo de la unidad considerada.

& Datos del Niicleo
Unidad de Flujo altamente

==

Unidad de Flujo menos

Capacddad de Almacenamiento, Ble h

Conductiva
l Unidad de Flujo medionamente
conductiva
SE—
Capacddad de flujo, Hah

Grafica 3.5 Identificacion de tres unidades de flujo.
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Otra aplicacion de este parametro es la determinacion del gasto esperado de aceite en superficie, ya
que el gasto es proporcional a la capacidad de flujo. Con base en ésto se puede, incluso, determinar
el indice de produccién.

La capacidad de flujo tiene un papel muy importante en la recuperacion secundaria y mejorada de
hidrocarburos, su determinacion debe ser muy precisa, ya que los fluidos inyectados en estos
procesos suelen ser de costos elevados. La capacidad de flujo de un yacimiento determina en la
inyeccion de fluidos, el volumen y el ritmo de inyeccion de los fluidos al yacimiento; ademas,
contribuye al monitoreo de la eficiencia de barrido que tiene la inyeccidn de estos fluidos.

Asi como para los parametros compuestos anteriormente mencionados, se puede elaborar un mapa
de isocapacidades de flujo, que permite ver con mucha mas facilidad la distribucién de este
parametro petrofisico compuesto a lo largo del yacimiento o alguna zona de él, como se muestra en
el mapa 3.4

Pozo
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3.6.4 Analisis de parametros

Como se menciond con anterioridad, la capacidad de flujo es un pardmetro utilizado en diversas
areas de la explotacion de un yacimiento, ya que esta compuesto por dos aspectos basicos del
yacimiento, como son la permeabilidad absoluta y el espesor del intervalo considerado. La relacidn
que tienen estos dos datos basicos es directamente proporcional, por lo que su influencia en la
capacidad de flujo tiene el mismo impacto, lo que se comprueba con la tabla 3.5 y la grafica 3.7,
obtenidas del anélisis de sensibilidad.

bajo base alto bajo base alto
125.6 157 188.4 29.6 37 44.4
4647.2 5809 6970.8 4647.2 5809 6970.8

Tabla 3.5 Variacion de los parametros simples y del compuesto.

Capacidad de flujo
4000 4500 5000 5500 6000 6500 7000 7500
Permeabilidad Absoluta
46472 §970.8
4647.2 6970.8

Grafica 3.6 Grafica de tornado de los parametros que componen la capacidad de flujo
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Como se menciono anteriormente y se comprob6 con la grafica anterior, estos parametros influyen
con la misma magnitud en la ecuacion de la capacidad de flujo. El espesor y la permeabilidad
absoluta tienen amplios rangos de variacion por lo que se puede decir que en este aspecto su
influencia es similar. Al analizar su comportamiento a lo largo de la explotacién de un yacimiento, se
puede concluir que (para fines practicos) ambos parametros se mantienen contantes.

3.7 Capacidad de transporte de fluidos almacenados (CTFA)
3.7.1 Definicién

La capacidad de transporte de fluidos almacenados en un medio poroso se puede definir como la
facilidad con la que los fluidos que se encuentran ocupando los poros interconectados, dentro de un
intervalo determinado de roca, se transportan.

Este parametro compuesto depende de tres parametros simples, que son: el espesor del intervalo,
su porosidad efectiva y su permeabilidad absoluta.

La expresion matematica que lo describe es la siguiente
CTFA = h@.k, (3.7)

Donde CTFA es la capacidad de transporte de fluidos almacenados y se expresa en md.m o md.ft, h
es el espesor del intervalo, expresado en m o ft, @, es la porosidad efectiva, expresada en fraccion,
y k, es la permeabilidad absoluta, en md.

3.7.2 Obtencion

Para poder obtener el valor de CTFA es necesario primero determinar el valor de los parametros
petrofisicos simples que comprende la ecuacion anteriormente sefialada, aplicarla, y con ésto
calcular el valor de la capacidad de transporte de fluidos almacenados.

Es importante resaltar que este parametro no toma en cuenta los fluidos almacenados en los poros
que se encuentran aislados, solo los que estan en los poros interconectados. En la figura 3.5 se
muestra la capacidad de transporte de los fluidos almacenados en el yacimiento.

3.7.3 Aplicacion

La capacidad de transporte de fluidos almacenados es de mucha utilidad para determinar, de
manera combinada, las zonas en las que se tiene mayor cantidad de fluidos y mayor facilidad de
flujo de ellos. Se debe determinar el valor de CTFA para cada pozo que se tenga y, posteriormente,
con esta informacion se construye un mapa en el que se muestren las zonas con el mismo valor de
CTFA (mapa de isocapacidad de transporte de fluidos en el yacimiento). Este mapa permite una
mejor visualizacion de la distribucidn de este pardametro dentro del yacimiento, ver mapa 3.5.
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Mapa 3.5. Mapa de Isocapacidad de transporte de los fluidos almacenados en parte de un
yacimiento.




Parametros Petrofisicos Compuestos m

3.7.4 Analisis de parametros

Como se ha realizado para cada uno de los pardmetros compuestos anteriores, se elabor6 un
analisis de sensibilidad. La siguiente tabla muestra los resultados de la capacidad de transporte del
fluido almacenado, variando la porosidad efectiva, el espesor y la permeabilidad absoluta en un
120%.

bjo | base | ato | bao | bawe | ato | bap | bae | dlto
08 | 0B | 06 | 26 | ¥ | M| | K | W

0120 | 17630 | 13180 | 10200 | 127630 | T30 | 102120 | 127630 | 16L&

Tabla 3.6 Variacion de los parametros simples y del compuesto (CTFA).

Con los valores obtenidos de la tabla anterior se construy6 la grafica de tornado siguiente:

CTFA

0000 100000 110000 120000 130000 140000 150000 160000

Porosidad Efectiva
23

1021.20 1531.80

1021.20

1531.80

1021.20 1531.80

Grafica 3.7 Grafica de tornado de la capacidad de transporte de fluidos almacenados en parte
de un yacimiento.
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De la gréfica anterior se puede determinar que en la ecuacién de la CTFA, los tres pardmetros tienen
el mismo impacto, pero analizando el comportamiento de cada uno de estos parametros simples en
el yacimiento, se puede decir que los que tienen mayor impacto en este parametro compuesto son
la permeabilidad absoluta y el espesor, ya que sus rangos de variacion pueden ser mucho mas
amplios que los de la porosidad efectiva, que tiene un rango de variacion muy limitado.

Otro aspecto que hay que tomar en cuenta, es el comportamiento de cada uno de estos parametros
a lo largo de la vida productiva del yacimiento, el espesor es un parametro que se mantendra sin
cambio todo el tiempo, a diferencia de la porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta, ya que
estos pardmetros si podrian llegar a presentar variaciones, cuando el yacimiento se encuentra en
condicién de bajosaturacion, estas variaciones pueden ser minimas, pero hay que tomarlas en
cuenta.

3.8 Capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables (CTHR)
3.8.1 Definiciéon

La capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables se define como la facilidad con la que
los hidrocarburos movibles que se encuentran en los poros interconectados, dentro de un intervalo
determinado, se transportan.

Este parametro depende de varios parametros simples, que son: el espesor, la porosidad efectiva, la
permeabilidad absoluta y la saturacion de hidrocarburos movibles en el intervalo seleccionado.

La expresion matematica que lo describe, si se tiene aceite en el yacimiento, es la siguiente:

CTHR = h@,k,(1 — S,y — Sor) (3.8)

Donde CTHR es la capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables, en este caso aceite,
y se expresa en md.m o md.ft, @, es la porosidad efectiva, expresada en fraccion, k, es la
permeabilidad absoluta, en md, Sor es la saturacion residual de aceite, en fraccion y Sw la
saturacion de agua, en fraccion.

Agrupando algunos términos, se puede expresar este parametro en términos del indice de
hidrocarburos recuperables, anteriormente mencionado, como se muestra en la siguiente ecuacion,

CTHR = IHRk, (3.9)

Donde IHR es el indice de hidrocarburos recuperables y k,, la permeabilidad absoluta.

e,
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3.8.2 Obtencion

Para poder obtener el valor de CTHR es necesario primero determinar el valor de los parametros
petrofisicos simples que componen la ecuacion, para asi, de manera muy sencilla, aplicar cualquiera
de las ecuaciones anteriormente sefialadas y con ésto calcular el valor de la capacidad de transporte
de los hidrocarburos recuperables. Para obtener los valores de los parametros simples
correspondientes, es necesario aplicar los métodos sefialados anteriormente en el Capitulo 2, que
se basan en analisis de nucleos y en interpretacion de registros de pozos.

En la siguiente figura se puede apreciar la CTHR.

Direccion de Flujo

-

Il Agua

M Hidrocarburos
recuperables

[l Hidrocarburos
no recuperables

Figura 3.6 Capacidad de transporte de hidrocarburos recuperables para una cierta
permeabilidad absoluta.

3.8.3 Aplicacion

La determinacién de la cantidad de hidrocarburos potencialmente recuperables en el yacimiento, es
uno de los datos mas importantes en la explotacion del yacimiento. Con la ayuda de este parametro
se puede tener un estimado de la cantidad de hidrocarburos que se tiene y la facilidad con la se
pueden extraer.

Ademas, este parametro se puede aplicar en la deteccion de las zonas con mayor potencial de
hidrocarburos extraibles. Al igual que con otros parametros, la capacidad de transporte de los
hidrocarburos recuperables, también puede visualizarse de manera mas clara, haciendo un mapa de
isocapacidades de transporte de hidrocarburos recuperables, tomando el valor de este parametro
por pozo y posteriormente interpolando para obtener valores intermedios, y definir la distribucién de
la capacidad de transporte de los hidrocarburos recuperables en el yacimiento.

El siguiente mapa muestra las zonas de un yacimiento con igual capacidad de transporte de
hidrocarburos recuperables.
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Mapa 3.6. Mapa de isocapacidad de transporte de hidrocarburos recuperables.

3.8.4 Analisis de parametros

El andlisis de los parametros simples que componen a la capacidad de transporte de los
hidrocarburos recuperables, se llevd a cabo realizando una andlisis de sensibilidad, en donde los
valores de la porosidad efectiva, la permeabilidad absoluta, el espesor y la saturacion de
hidrocarburos, de un intervalo o de todo el yacimiento, se variaron en un +20%, como se muestra en

la siguiente tabla.

bajo base alto bajo base alto
0.184 0.23 0.276 29.6 37 44.4
844.53 1055.67 1266.80 844.53 1055.67 1266.80

bajo

base

alto

bajo

base

alto

120

150

180

0.1384

0.173

0.2076

d

844.53

1055.67

1266.80

1099.83

1055.67

1011.50

Tabla 3.7 Variacion de valores de los parametros simples y de la capacidad de transporte de
los hidrocarburos recuperables.
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Con los valores anteriores se preparé el gréfico de tornado siguiente.

CTHR

g00.00 87000 94000 101000 1080.00 115000 122000 129000 1360.00

Porosidad efectrva
23

Permeabilidad Absoluta

84453 105567 1266.80
Espesor
296 ar 444
844 53 | 126680

Sw
101150 42 7 59 1099.83

Grafica 3.8 Grafico de tornado de la capacidad de transporte de los hidrocarburos
recuperables.

De la grafica anterior se puede concluir que la porosidad efectiva, la permeabilidad absoluta y el
espesor tienen el mismo impacto en la ecuacion, mientras que la saturaciéon de agua tiene un
impacto menor. Por lo que se debe poner especial atencién en la determinacién de la porosidad
efectiva, la permeabilidad absoluta y el espesor. Por otra parte se tiene que tomar en cuenta que los
rangos de variacion de estos cuatro parametros simples es diverso, mientras que el rango de
variacion de la permeabilidad absoluta y el espesor es muy amplio, ya que puede tomar
practicamente cualquier valor, el rango de variacién de la porosidad efectiva y la saturacion de agua
es limitado, sus valores van de 0 a 1, esto se tiene que considerar, en el impacto del parametro
compuesto.

También se debe tomar en consideracion la variacion de los valores de los parametros simples a 1o
largo de la explotacion del yacimiento; respecto a ésto, el pardmetro que tendré variaciones es la
saturacion de agua, la cual normalmente se incrementara a medida que el yacimiento sea
explotado.
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3.9 Transmisibilidad (T)
3.9.1 Definicion

La transmisibilidad se puede definir como la capacidad que tiene un intervalo para permitir el flujo de
fluidos a través de él, tomando en cuenta la composicion de los fluidos. Una propiedad que depende
de la composicion del fluido es la viscosidad, para este caso la transmisibilidad es la capacidad de
flujo dividida entre la viscosidad del fluido. Esta relacion indica la facilidad con la que se mueve un
fluido en especial a través de un intervalo en particular. Su expresion matematica es la siguiente:

T = Kb (3.10)

Donde T es la transmisibilidad, k,h la capacidad de flujo del estrato determinado y u la viscosidad

del fluido; por lo tanto, las unidades de la trasnmisibilidad son %z;m o 1St

, dependiendo del

sistema de unidades.

En la siguiente imagen se muestra una comparacion entre las transmisibilidades, teniendo muestras
de un mismo medio poroso y saturandolas con aceite de distinta viscosidad.

Transmisibilidad

I:_ R i, Ti » T2 _:I

Capacidad de flujo, CF

Figura 3.7 Representacion de la transmisibilidad de un medio poroso cuando se satura con
dos aceites de diferente viscosidad.
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3.9.2 Obtencion

La transmisibilidad puede ser determinada aplicando la ecuacién antes mencionada, los parametros
simples se obtienen a través de diversos métodos, los cuales se mencionan en el Capitulo 2.

Ademas, la transmisibilidad se puede obtener a través del analisis de las pruebas de variacion de
presion que se realizan al yacimiento, con las cuales se obtiene un valor promedio de ella.

3.9.3 Aplicacién

En la explotacion de un yacimiento, es importante conocer su capacidad de almacenamiento, pero
para poder producir los hidrocarburos almacenados en él, es muy importante que exista buena
transmisibilidad.

Como bien es sabido, es necesario tener un plan de explotacion, dentro del cual se considere la
implementacion de recuperacién secundaria y mejorada. La transmisibilidad es un parametro que
sera de ayuda en la seleccion de los métodos de recuperacién asistida. Una vez seleccionado el
meétodo este parametro sera tomado en cuenta para su aplicacion

Dentro de la simulacién de yacimientos, la transmisibilidad sirve para poder delimitar las zonas de
flujo dentro del yacimiento, ya que la transmisibilidad mide qué tan facil fluye un fluido a través del
yacimiento, ya sea en una fractura o por la matriz, en la figura 3.7 se muestra el flujo de los fluidos a
través de la matriz (en rojo) y las fracturas (azul).

-'l_.-h_-l*
) N N T S -

Figura 3.8. Transmisibilidad a través de la matriz y a través de las fracturas.

Ademas, la transmisibilidad es otro parametro compuesto que puede ser mapeado para ver su
distribucion en el yacimiento, como se muestra en el mapa siguiente:
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Mapa 3.7. Distribucion de la transmisibilidad en un yacimiento (isotransmisibilidad).

3.9.4 Analisis de parametros.

La transmisibilidad esta compuesta por tres parametros simples, que son:
absoluta, el espesor del estrato y la viscosidad del fluido. Cada uno de estos tiene un impacto en el
valor de la transmisibilidad. Para que se pueda dar la produccion de fluidos, la capacidad de flujo
(kah) debe tener un valor elevado, mientras que el valor de la viscosidad debe de ser bajo. La
siguiente tabla muestra la variacion de la transmisibilidad al variar los valores de cada uno de los
parametros simples que la conforman. La permeabilidad absoluta y el espesor se variaron en un
+20%, mientras que para la viscosidad se utilizo una variacién de un +30%.

la permeabilidad

bajo base alto bajo base alto bajo base alto
156 157 184 [ 296 3 Ly 35 5 6.5
9944 | 116180 | 139416 | 92944 | 116180 | 139416 | 165971 | 116180 | 89369

Tabla 3.8 Variacion de parametros simples y de la transmisibilidad.
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Trasmisibilidad
200 Q20 1040 1160 1280 1400 1520 1640
Viscosidad
893 609 165971
3.5 5 6.5
1161 .80
Permeabilidad absoluta
Qz0 44 139416
125.6 1
920 44 1394 .16

Grafica 3.9 Grafica de tornado de la transmisibilidad.

En la grafica anterior se puede apreciar que el pardmetro que tiene mayor influencia en la
transmisibilidad es la viscosidad, mientras que el espesor y la permeabilidad absoluta tienen el
mismo impacto en este pardmetro pero en menor magnitud. Es importante sefialar que la viscosidad
es un pardmetro que puede llegar a variar en las distintas zonas del yacimiento y con la explotacidn
de éste, por lo que se debe tomar en cuenta dentro de los planes de explotacion.

3.10 Movilidad (M) y relacion de movilidades
3.10.1 Definicién

La movilidad se puede definir como la medida de la facilidad con la que un fluido se mueve a través
del medio poroso. Es la relacién que existe entre la permeabilidad relativa a un fluido y la viscosidad
de ese fluido.

M = kyr/ug (3.11)

Donde M es la movilidad del fluido en cp”, k.. es la permeabilidad relativa al fluido sin unidades y
ur la viscosidad de ese fluido en cp.

Cuando varios fluidos estan fluyendo al mismo tiempo a través del yacimiento, se deben tomar en
cuenta las permeabilidades relativas y las viscosidades correspondientes a esos fluidos.

Los fluidos con altas movilidades se mueven a velocidades mayores que los fluidos con movilidades
bajas. El gas, por ejemplo, tiene una viscosidad muy baja comparada con la viscosidad de los
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liquidos por lo que generalmente el gas tendra mayor movilidad que los liquidos para las mismas
permeabilidades relativas y saturaciones.

En un proceso de desplazamiento de fluidos la relacién de movilidades se puede definir como la
movilidad del fluido desplazado entre la movilidad del fluido desplazante.

3.10.2 Obtencion

La movilidad es calculada por medio de la relacién de la permeabilidad relativa a un fluido y la
viscosidad de éste; también puede determinarse en el laboratorio por medio de pruebas de
desplazamiento de fluidos en muestras de roca; ademas, se puede obtener un valor promedio a
través de pruebas de presidn-produccion, utilizando métodos graficos, como las curvas tipo o
métodos numéricos.

3.10.3 Aplicacion

En los procesos de recuperacidn secundaria y mejorada, la movilidad se utiliza constantemente,
Cuando se piensa utilizar la inyeccion de un fluido en el yacimiento, se debe tomar en cuenta la
relacion de movilidades de ambos fluidos, ya que de no ser asi se corre el riesgo de que surjan
canalizaciones en el yacimiento. En los procesos térmicos, el objetivo es reducir la viscosidad del
aceite para asi aumentar su movilidad y por consiguiente su produccion. Estos procesos se
muestran en la figura 3.9.

a) Inyeccion de fuidos

Figura 3.9 Procesos de recuperacién secundaria y mejorada

Una herramienta técnica para determinar el comportamiento que tendran los fluidos inyectados es la
elaboracion de mapas de isomovilidades, ya que con este es mucho mas facil observar al
movimiento de fluidos y facilita la elaboracion del plan de inyeccién de fluidos. Ver mapa 3.8

e
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] 0.167
F 0.167
3 0.130
A 0.087
5 0.063
[ 0,133
7 0.141
a 0.126
] 0,133
L0 0.144
11 0.144
¥l 0.112
13 0.112
14 0.096
15 0.167
L6 0.104
17 0,112
] 0.107
E] 0.173
20 0.183
22 0,143
23 0.185
24 0.215
25 0.217
26 0.250
27 0.262
23 0.283

3.10.4 Analisis de parametros

Al igual que en los parametros anteriores, se realiza un analisis de los dos parametros simples que
intervienen en la movilidad, que son la permeabilidad relativa a un fluido y la viscosidad del fluido,
que en este caso se toma en cuenta que el fluido en cuestion es aceite.

Mapa 3.8. Distribucién de la movilidad en un yacimiento.

Tabla 3.9 Variacion de los parametros simples y del compuesto (movilidad).

bajo

base

alto bajo base alto
0.56 0.7 0.84 3.75 5 6.25
0.112 0.14 0.168 0.187 0.14 0.112
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En la tabla anterior se muestran los diferentes valores que se obtienen de la movilidad al variar la
permeabilidad relativa al aceite en un +20% vy la viscosidad de éste en un +25%. Una vez
obtenidos estos valores se procede a realizar la gréfica de tornado que se muestra a continuacion.

Movilidad

0.07 0.09 0.11 0.13 0.15 0.17 0.19 0.21

Viscosidad

Permeabilidad relativa
0.112

0.56 d 0.84

Grafica 3.11 Grafica de tornado de la movilidad del aceite.

De acuerdo con la grafica anterior, la viscosidad es el parametro simple que mas impacta a la
movilidad, por lo que al determinarla se debe tener especial cuidado. Tanto la permeabilidad relativa
como la viscosidad son pardmetros que tienen variacion a lo largo de la explotacion del yacimiento,
por lo que se debe tener en cuenta que el valor de la movilidad de los fluidos también va a cambiar.

3.11 indice de calidad del yacimiento (RQI)
3.11.1 Definicién

Este parametro petrofisico compuesto se puede definir como una medida intimamente relacionada
con las unidades de flujo existentes en la roca. RQI indica con qué facilidad y en qué cantidad un
fluido puede ser recuperado de una unidad. Cuando se tienen rocas relativamente homogéneas, con
buenas capacidades de almacenamiento y de flujo, normalmente se puede garantizar que la calidad
de ellas es excelente. Para ciertos estudios a cada unidad de flujo del yacimiento se le asigna un
valor de RQlI.

El indice de calidad del yacimiento (RQI) relaciona la porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta
con la siguiente ecuacion:
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RQI = 0.0314\/% (3.12)

donde RQlI es el indice de calidad del yacimiento, expresado en micrémetros, k,, es la permeabilidad
absoluta, en md, y @,, la porosidad efectiva, en fraccion.

Amaefule y colaboradores propusieron una técnica practica, teéricamente correcta, para identificar y
caracterizar unidades de flujo hidraulico dentro de unidades o facies geologicas de yacimientos
petroleros.

En la técnica se definen tres conceptos petrofisicos basicos que, de acuerdo a lo desarrollado en
esta tesis, corresponden a tres parametros petrofisicos compuestos: indice de calidad del yacimiento
(RQI), indice de porosidad normalizada (@,) e Indicador de zona de flujo (FZI). Estos tres
parametros compuestos se determinan a partir de datos petrofisicos medidos en analisis rutinarios
de muestras de roca (nucleos) en laboratorio.

La metodologia propuesta por Amaefule y colaboradores frecuentemente se aplica en la
caracterizacion de zonas de flujo que tienen propiedades hidraulicas similares y utiliza datos de
nucleos para conocer y entender las complejas variaciones de la geometria del espacio poroso
dentro de diferentes litofacies. Los datos de nucleos proporcionan informacién acerca de aspectos
depositacionales y diagenéticos que controlan o influyen en la geometria de poros. Las variaciones
en los atributos de la geometria poral, a su vez, definen la existencia de distintas zonas con
caracteristicas similares de flujo de fluidos o sea identifican unidades de flujo hidraulico.

Una unidad de flujo, sobre la base de geometria de poro, se defina como el volumen elemental del
total de roca del yacimiento dentro del cual las propiedades geoldgicas y petrofisicas que afectan el
flujo de fluidos son internamente consistentes y diferentes a las propiedades de otros volimenes de
roca.

La calidad hidraulica de una roca estad controlada por la geometria del espacio poroso. Esta
geometria, a su vez, es funcién de los poros (tipo, forma, abundancia y su relacion con las gargantas
de poro) y de los clastos o granos (tamafio, forma, seleccién y empacamiento). Combinaciones de
estos atributos geoldgicos generan las distintas unidades de roca con similares caracteristicas
porales. La determinacién de esas geometrias del sistema poroso es la base para zonificar a la roca
de un yacimiento en unidades con propiedades hidraulicas parecidas o semejantes.

Con base en el concepto de radio hidraulico medio, en las leyes de Poisseuille y Darcy asi como en
la ecuacion de Kozeny-Carman, Amefule y colaboradores llegaron a la siguiente expresion:
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=]

donde:

k, = permeabilidad absoluta, en um?

@ .= porosidad efectiva, en fraccién

F¢= factor de forma, adimensional

T = tortuosidad, adimensional

Sgv= superficie por unidad de volumen de grano, en um=1

Ahora, introduciendo el concepto de indice de calidad del yacimiento y considerando a la
permeabilidad en milidarcys se llega a la ecuacion 3.12

RQI = 0.0314 \g (3.12)

donde:

RQI = indice de calidad del yacimiento, en um
k, = permeabilidad absoluta, en md

@, = porosidad efectiva, en fraccion.

3.11.2 Obtencion

El indice de calidad de la roca se puede conocer aplicando la ecuacién 3.12 si se tienen los datos
correspondientes de porosidad efectiva y permeabilidad absoluta de la zona a analizar, obtenidos
por medio de analisis de muestras de roca (nucleos) en laboratorio.

Ambos parametros petrofisicos simples (k, y @.) también pueden ser evaluados por interpretacion
cuantitativa de registros geofisicos de pozo.

3.11.3 Aplicacion

Como se menciond al principio de este capitulo, existen diversos métodos para determinar unidades
de flujo; uno de estos métodos involucra al indice de calidad de la roca. Para poder aplicar tal
método es necesaria la utilizacion de otros dos conceptos o términos, uno de ellos es el llamado
indice de porosidad normalizada,®,, ver ecuaciéon 3.14. Este término representa la relacién del
volumen de poros y el volumen de solidos.

_ _ %
Bz = o5 (3.14)
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donde, @, es el indice de porosidad normalizada, expresada en fraccién, y @, es la porosidad
efectiva, expresada en fraccion.

RQI se grafica contra @, en escala log-log, de los puntos obtenidos se toman los que tiendan o se
acerquen a una linea recta con pendiente unitaria. La ordenada al origen de esta linea, o sea el valor
de RQI para @, = 1, define al otro término que se requiere para establecer la unidad de flujo, al
cual se le conoce como Indicador de Zona de Flujo (FZI).

Cuando el yacimiento tiende a ser heterogéneo, es dificil poder distinguir de la tendencia de puntos
las unidades de flujo, por lo que se pueden incorporar otros aspectos, como el volumen de arcillas,
Vsn. De esta manera se grafica RQl contra @, (1 — V), lo que permite poder distinguir con menos
dificultad las unidades de flujo. En el punto 3.12 se proporciona més detalle acerca de la aplicacion
de RQI para determinar unidades de flujo y en el Capitulo 4 se presentan ejemplos de campos
petroleros en los que se muestra lo mencionado anteriormente.

El indice de calidad del yacimiento puede ser graficado contra la profundidad para obtener un perfil
de las zonas del yacimiento con mayor RQI, como se muestra en la gréfica 3.11’, en donde también
se muestra la relacion entre RQI y la saturacion de agua.

Saturacion
Rayes Gamma istivi
o Resistividad Ral de agua
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— - o Sww 100
— 1 —1__]
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I
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[T -=lé —
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i
Ium“1 Rt 1000J0 Rral 4], sa 00
Saturacion
Rayes Gamma Resistividad RQl de agua

Grafica 3.11°. Perfil de RQl en un pozo
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3.11.4 Analisis de parametros

En el pardmetro RQI solo intervienen la permeabilidad absoluta y la porosidad efectiva. La
combinacion de estos dos pardmetros proveen un punto de inicio para clasificar las diferentes
muestras de roca y, por lo tanto, las diferentes zonas en el yacimiento.

En la siguiente tabla se muestra la variacion de los parametros simples dentro de la ecuacion para
determinar RQI, teniendo como resultado diversos valores del indice de calidad de roca que
muestran la influencia de tales parametros.

bajo base alto bajo base alto
23.84 29.8 35.76 0.12 0.15 0.18
0.396 0.443 0.485 0.495 0.443 0.404

Tabla 3.10 Variacion de parametros que intervienen en RQI.

Basado en la tabla anterior, se realizé6 un analisis de sensibilidad para identificar qué parametro
influye en mayor medida al indice de calidad de la roca. Para realizar este analisis se grafican los
valores del indice de calidad de la roca variando uno de los parametros y dejando el otro en su valor
base y viceversa; con ésto se obtiene una grafica de tornado como la que se muestra a
continuacion.
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RQl

0.350 0.380 0.410 0.440 0.470 0.500 0.530

Porosidad Efectiva
0.404 0.495

Permeabilidad absoluta
0.396 0.485
23.84 29.8 35.76

Grafica 3.11. Grafica de tornado para el analisis de sensibilidad del indice de calidad de la
roca.

En la gréfica 3.11, se puede observar que el tamafio de las barras es muy parecido, lo que indica
que la influencia de los dos pardmetros es también muy similar. Por lo que se debe tomar en cuenta
que los dos parametros tienen practicamente la misma importancia en el valor final del indice de
calidad de la roca.

Ademas, hay que tener en consideracion que el indice de calidad de la roca es controlado también
implicitamente por el tamafio de poro, la tortuosidad, la geometria de poro y la relacion entre la
garganta de poro y el radio de poro, aspectos que definen tanto a la porosidad efectiva como a la
permeabilidad absoluta.

3.12 Indicador de Zona de Flujo (FZI)
3.12.1 Definiciéon

El indicador de zona de flujo es un valor Unico que depende de las caracteristicas de flujo de una
roca. Incorpora variables geoldgicas y petrofisicas que controlan el flujo de fluidos en una zona del
yacimiento, por lo que este parametro representa o es un indicador de las zonas de flujo existentes
en un yacimiento petrolero.
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Como se menciond en el punto 3.11, Amaefule y colaboradores introdujeron el concepto indice de
porosidad normalizada,®,, que representa la relacion del volumen de poros y el volumen de solidos,
como se indica en la ecuacion 3.14

_ %
0z = (1-0¢)

(3.14)

por lo que de la ecuacion 3.13 se tiene

(2= @19

El término ] se define como Indicador de Zona de Flujo, FZI, por lo tanto, de acuerdo a la

1
|:\/F—STSgV

ecuacion 3.13 y considerando el indice de calidad del yacimiento, la ecuacién 3.15 queda:

RQI = 0, FZI (3.16)

Esta ecuacidn genera una linea recta en un papel log-log si se grafica RQI contra @,. Esta linea
tendra pendiente unitaria (exponente de @, = 1) y la ordenada al origen sera FZI, o sea el valor de
RQl para @, = 1.

Esta es la base para determinar unidades de flujo.

Para un conjunto de muestras de roca de un yacimiento se calculan los valores de RQl y de @, y se
grafican en un papel log-log.

Todos los datos que se agrupen en una tendencia recta con pendiente unitaria tendran un valor de
FZI. El conjunto de datos graficados puede definir varias tendencias rectas y, por lo tanto, distintos
valores de FZI. De acuerdo con lo anterior, los datos que se ubiquen sobre o cerca de una linea
recta corresponderdn a muestras que tienen atributos similares del sistema poroso y, por
consiguiente, constituyen o pertenecen a una unidad de flujo hidraulico.

Las rocas con atributos similares de garganta de poro y que pertenecen a la misma unidad de flujo
tendran un valor de FZI. Es de ahi que FZI es un parametro con valor Unico para cada unidad de
flujo.

El FZI refleja el impacto que tienen los atributos geolégicos como la textura y la mineralogia en la
geometria de poro. De acuerdo a la ecuacion 3.16, el FZI es directamente proporcional a RQI por lo
que valores altos de FZI indican que se tienen valores altos de calidad de yacimiento (RQl) en el
conjunto de datos de un yacimiento, lo que es una manifestacién de zonas potencialmente atractivas
para la explotacion de hidrocarburos, en caso de existir buenas saturaciones de ellos.

e,
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3.12.2 Obtencion

Como se sefal6 en parrafos anteriores, el FZI se puede representar con la siguiente ecuacion

1
FZI = m (3.17)

donde, Fs es el factor que define la forma de garganta de poro, adimensional, 7 es la tortuosidad,
adimensional, Sy, el &rea superficial efectiva por unidad de volumen de grano, en um=".

A partir de analisis de muestras de roca en laboratorio se pueden obtener los parametros
petrofisicos simples mencionados, por lo que una vez evaluados se sustituyen en la ecuacion
anterior para determinar FZI. Este valor también se puede conocer aplicando la ecuacion 3.16
después de medir en laboratorio la k, y la @.en muestras de roca y calcular RQly @.,.

3.12.3 Aplicacion

La principal aplicaciéon de FZI es la determinacion de unidades de flujo hidraulico en yacimientos
petroleros.

Este parametro también es de mucha ayuda para la identificacion de tipos de roca. Cuando se tienen
diferentes tipos de roca, los valores de FZI son diferentes también. La aplicacién de FZI es util en la
distincidn, por ejemplo, entre una arena limpia y una arcillosa, ya que las rocas con valores bajos de
FZI, tienen un alto contenido de arcilla, su selecciéon o grado de clasificacion es pobre y los granos
son finos, mientras que las rocas con bajo indice de arcillosidad, buena clasificacion y granos
gruesos tienen un FZI elevado, como se aprecia en las graficas 3.12y 3.13.
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Arcillosidad (36)

FZI

EO025 H038 W13 E22 EZ24 @48 @75 @1159

Grafica 3.12 Porcentaje de Arcillosidad contra FZI (Oeste de Africa).
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Grafica 3.13 Relacion entre FZl y las caracteristicas de los granos de una roca.
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3.12.3 Analisis de parametros

Analizando los tres parametros que interviene en la determinacion del indicador de zona de flujo
(ecuacion 3.17), y haciendo variar sus valores (+20% respecto a los valores base) como se muestra
en la tabla 3.11, se obtiene la siguiente grafica (3.14) en donde se observa el efecto que cada uno
de los parametros tiene en el FZI.

bajo hase alto bajo base alto bajo hase alto

1% 245 2% 175 25 325 30 400 480
S8E0 | 63%-06 | 7I4E06 | S13t06 | 63%-06 | 491E06 | 532606 | 63906 | 7.99E-06

Tabla 3.11 Variacion del factor que define la forma de garganta de poro, la tortuosidad y el
area superficial efectiva por unidad de volumen de grano.

FZI

3.00E-06 5.00E-06 7.00E-06 9.00E-06

4 01E-06 . 0. 13E-06
Tortuosidad

6.39E-06

5.32E-06 7.89E-06

5.83E-06 7.14E-06
Fs

Grafica 3.14 Analisis de sensibilidad del indicador de zona de flujo

En la gréfica anterior se puede observar que el parametro que tiene mayor impacto en el FZI es la
tortuosidad, seguido del &rea superficial efectiva por unidad de volumen de grano y por ultimo el
factor que define la forma de garganta de poro.
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Este resultado indica, que para tener un valor confiable del indicador de zona de flujo, se debe
poner atencion especial al obtener el valor de la tortuosidad, ya que aunque los dos parametros
restantes también son de importancia y no se deben de menospreciar, la tortuosidad ejerce un peso
adicional.

A lo largo de la explotacion de un yacimiento petrolero, algunos de los parametros petrofisicos
cambian. Para poder analizar la variacién que tiene el indicador de zona de flujo, es importante
definir primero, cémo se ven afectados los parametros simples que lo componen, durante la
explotacion del yacimiento.

En este caso, las variaciones del factor que define la forma de garganta de poro y el area superficial
efectiva por unidad de volumen de grano van a ser despreciables, ya que estos dos factores
dependen totalmente de la forma del grano, la cual no cambia durante la explotacién del yacimiento.
La tortuosidad, por otra parte, es un parametro que si puede llegar a cambiar durante la explotacion
del yacimiento ya que, como se mencion6 en el Capitulo 2, la tortuosidad es sensible a los cambios
de presion y temperatura. Por lo que los cambios que se presenten en el indicador de zona de flujo
seran practicamente dependientes de los cambios en la tortuosidad.

3.13 Factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab (Hy)
3.13.1 Definiciéon

Sneider y King mostraron que la mayoria de las propiedades petrofisicas de las arenas y los
conglomerados pueden relacionarse con el tamafio y seleccion de grano, el grado de consolidacion
de la roca, el tamafio de poro y los poros interconectados. Ellos, ademas, muestran que existe un
numero finito de tipos de roca y sus correspondientes geometrias de poro, que caracterizan una
unidad geoldgica. De cualquier forma, las unidades geoldgicas pueden o no coincidir con las
unidades hidraulicas de flujo; por lo que es muy posible que una unidad geolégica pueda contener
varias unidades de flujo.

El factor de caracterizaciéon de unidad de flujo de Tiab combina todas las propiedades petrofisicas y
geoldgicas mencionadas por Snyder y King y se define con la siguiente ecuacién:

1 0,2
Hy = F12S,,° = = (525=) (3.18)
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donde Hy es el factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab en cm2, F es el factor que
define la forma de garganta de poro (adimensional), 7 es la tortuosidad (adimensional), S, el area
superficial efectiva por unidad de volumen de grano en cm, k,, es la permeabilidad absoluta en md
y @, es la porosidad efectiva en fraccion.

Este factor se puede relacionar con el indicador de zona de flujo, de la siguiente manera:
Aplicando raiz cuadrada a ambos términos de la ecuacion

JHr = JET S,, , (3.19)

considerando la ecuacion 3.17

1
FZI = m ’ (3.17)
se obtiene
1
VHr = — : (3.20)
por lo tanto
1
Hr = — (3.21)

3.13.2 Aplicacién

Este parametro compuesto basicamente se utiliza para la determinacion de unidades de flujo, junto
con varios de los parametros anteriormente mencionados. El factor de caracterizacion de una
unidad de flujo, sirve para que de manera mas precisa se pueda diferenciar una unidad de flujo de
otra.

3.13.3 Analisis de parametros

En la tabla que se muestra a continuacion, se establece una variacion de +20% en los parametros
simples que componen al factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab, que son: la porosidad
efectiva y la permeabilidad absoluta. Con los valores considerados de las variaciones de los
parametros simples, se obtienen los valores de Hr correspondientes.
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bajo base alto bajo base alto
0.036 0.045 0.054 120 150 180
3356-07 | 6.66E-07 | L117E-06 | 833E-07 | 6.66E-07 | 5.55E-07

Tabla 3.12 Tabla de variacion de los parametros simples y los correspondientes de Hr.

Con los datos obtenidos en la tabla anterior se prepard la gréfica tipo tornado que se muestra a

continuacion.
1.0E-08 2.1E-07 4.1E07 6.1E07 21E-07 10E06 12E-06 14E-06
Porosidad efectiva
3.3E-07 1.2E-06
036 045 054
6.7E-07
Permeabilidad
5.66-07 ILLELE] B.3E-07
120 150 180

Grafica 3.15 Grafica de tornado del factor de caracterizacion de unidad de flujo de Tiab

Como se puede apreciar en tabla 3.12, los valores del factor de caracterizacion de unidad de flujo
de Tiab dependen de los valores que se tengan de porosidad efectiva y de permeabilidad absoluta.
Al realizar el analisis de sensibilidad se obtiene como resultado la grafica de tornado anterior en la
que se aprecia, de manera muy clara, que la porosidad efectiva es el parametro que mas impacta
en la ecuacion que define a ese parametro compuesto, lo que significa que se debe tener especial
cuidado en su obtencion. Desde otro punto de vista, el rango de variacion de la porosidad efectiva es
limitado, dependiendo del tipo de roca que se esté analizando tomara valores no mayores a 47%, a
diferencia de la permeabilidad absoluta cuyo rango de variacion es muy amplio.
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3.14 indice de fluido libre (FFI)
3.14.1 Definicion

El indice de fluido libre se define como el porcentaje o fraccion del volumen poroso ocupado por los
fluidos que son libres de fluir. Es el producto de la saturacion de fluidos mayor a la irreductible,
residual o critica y la porosidad efectiva. Este parametro mide los fluidos movibles ya sean
hidrocarburos y/o agua, y de ahi que esté relacionado con la definicién de las unidades de flujo.

El volumen de agua dentro del yacimiento es usado comunmente para conocer si el yacimiento se
encuentra o0 no en su saturacion de agua irreductible.

Los yacimientos 0 medios porosos con saturacion de agua igual a la irreductible, producen
hidrocarburos libres de agua, ya que el agua no se mueve, ocupa los poros pequefios y es retenida
por la tension superficial y la alta presion capilar.

3.14.2 Obtencion

Para el caso en que se tiene un medio poroso con una saturacion de agua igual a la irreductible, el
indice de fluido libre, se expresa de la siguiente manera:

FFI = @,(1 = Syir) (3.22)

Donde FFI es el factor de fluido libre, @, es la porosidad efectiva, en fraccion, y S,,;es la
saturacion de agua irreductible, en fraccion. La @, y la S, se pueden obtener en laboratorio;
ademas, el FFI puede ser obtenido por medio de la interpretaciéon cuantitativa de registros
geofisicos.

3.14.3 Aplicacioén

El parametro FFI es usado para definir unidades de flujo y se puede relacionar con el indice de
calidad de laroca, RQI, de la siguiente manera:

Costes y Denoo relacionan la permeabilidad absoluta con el FFI de la siguiente manera:

FFI \2
k, = 10%0,* (@e_m) , (3.23)
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posteriormente en la ecuacion 3.12

RQI = 0.0314 \/’;: , (3.12)

se sustituye la permeabilidad por la ecuacion 3.25

104%4(@:—FFIF1)2
RQI = .0314 3 , (3.24)
simplificando
@ 2 FFI
_ 2 7€ @o—FFI
RQI =.0314 x 10 e , (3.25)
_ FFI 3/2
RQI = 3.14 (—@e_m) B, , (3.26)
finalmente, reacomodando los términos se obtiene:
_ FFI 3
RQI = 3.14 ( %_FFI)\/Q) , (3.27)
donde FFly la porosidad efectiva se expresan en fraccién y RQl en pum.
De la ecuacién anterior, para fines practicos, se puede considerar:
3.14 FFI
Ir = ry— , (3.28)

0 sea

RQI = I /¢e3 (3.29)




Parametros Petrofisicos Compuestos

Si se grafica, en papel doble logaritmico, el indice de calidad de la roca (RQI) contra \/E ,
asumiendo que la unidad de flujo esta en una formacion de arenas limpias y homogéneas, los datos

definen una linea recta con pendiente igual a uno, la interseccion I cuando \/ﬁ = 1, como se
muestra en la grafica 3.16, se utiliza de manera similar que en el caso del indicador de zona de flujo
(FZl). Los datos que caen en la misma linea corresponden a muestras de roca que tienen
caracteristicas similares de garganta de poro y saturaciéon de agua irreductible, y de ahi que
constituyan una misma unidad de flujo.

10 L‘
Ir
/"a

ROl

0.1

0.01

0.1 1

) {ljl

0.01

Grafica 3.16 Relacion RQIl con \/E en la que se muestran tres unidades de flujo.
3.14.4 Analisis de parametros

Se realiz6 la variacion correspondiente (+20%) de los pardmetros petrofisicos simples que
componen al indice de fluido libre, que son la porosidad efectiva y la saturacion de agua irreductible.
Los resultados obtenidos se presentan en la siguiente tabla.

bajo base alto bajo base alto
0.184 0.23 0.276 0.08 0.1 0.12
0.1656 0.207 0.2484 0.2116 0.207 0.2024

Tabla 3.13 Variacion de los parametros simples y del indice de fluido libre.

e,
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Con los resultados anteriores se obtiene la gréfica de tornado siguiente.

FFI

01 0.15 0.2 0.25 0.3

Porosidad efectiva

0.1656 0.2484

Grafica 3.17 Grafica de tornado correspondiente al indice de fluido libre

Como se puede observar en la grafica anterior, es muy evidente que el parametro simple que mas
impacto tiene en el indice de fluido libre es la porosidad efectiva, ya que es el parametro que
permitira que los fluidos se desplacen por del medio poroso a través de los poros interconectados

En cuanto al rango de valores que pueden tomar los pardmetros que componen al FFI, los dos son
limitados, la porosidad efectiva puede variar en un rango que va de 0 al 45 porciento y la saturacién
de agua irreductible puede tomar valores aproximados de 7 a 100 porciento.

3.15 Funcion J (J(S,,))
3.15.1 Definicion

Las muestras de roca con distinta distribucion de tamafio de poro y, por lo tanto, con diferentes
valores de permeabilidad absoluta y porosidad efectiva, presentaran distintas curvas de presién
capilar. La roca de un yacimiento petrolero no es homogénea por lo que tiene variaciones en sus
propiedades petrofisicas. De acuerdo a lo anterior, el comportamiento de la presion capilar cambia
de un lugar a otro dentro del yacimiento, como se muestra en la gréfica 3.18, en la que se presentan
curvas de presion capilar para distintos valores de permeabilidad absoluta.

e,
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ity 3l =
13 R [

\

=320

Presion Capilar, psi

Iz 3 -2 = es e =2 iz

Saturacién de agua, %, volumen poroso

Grafica 3.18. Curvas de presion capilar para un yacimiento heterogéneo.

La funcidn J es un pardmetro compuesto que relaciona la presion capilar con la saturacion de agua
y otras propiedades de la roca.

La funcién J es una herramienta poderosa para desarrollar técnicas rapidas de mejoramiento
de procesos que intentan obtener un punto de vista global o parcial mas preciso de la distribucion
de los fluidos en los yacimientos petroleros. Esta funcién tiene gran importancia y relacion fuerte
con el mejor entendimiento del comportamiento del yacimiento y es de mucha ayuda, en diversos
casos, para disminuir las discrepancias en las curvas de presion capilar y reducirlas a una curva
comun.

La funcion J es una funcién adimensional y considera varios parametros petrofisicos como se
muestra en la siguiente ecuacion:

PC ka
o cosO | D,

J(Sw) = : (3.31)
donde J(Sw) = funcién J

Pc= presion capilar, (dinas/cm?)

0 = tension interfacial, (dinas/cm)

ka = permeabilidad absoluta, cm?

ge = porosidad efectiva, fraccion

8 = angulo de contacto
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Como se menciond en el Capitulo 2, algunas unidades de medicién se utilizan en la industria
petrolera para simplificar operaciones, como es el caso de la permeabilidad absoluta y la presién,
por lo que si se utilizan tales unidades en la ecuacion anterior, se puede expresar de la siguiente

manera.

P, kq
J(S,,) = .21645 Gcose\/q):e , (3.31)

donde J(Sw) = funcién J
Pc= presidn capilar, psi
o = tensidn interfacial, dinas/cm
ka = permeabilidad absoluta, md
e = porosidad efectiva, fraccidn
0 = angulo de contacto

La funcion J ofrece una ventaja ante los diversos valores de presion capilar en el yacimiento, ya que
se desarrolla una curva generalizada, en funcion de la saturacion de agua, del yacimiento entero o
de parte de él, como se muestra en la grafica 3.19

; | I
60 | S — -
Permabilidad, md Porosidad, %
1n2 147
50 i ( 157.0 208 L]
569.0 215
340 174
L“|,; D o1 O = 70 dinas/cm
_’;’ Angulo de contacto =0 J
ol -
alg | |
® 30 + + " T T
I
3
e 2004 e HESIY [ —
\ |
|
10 =
—
A
0 ‘ ! =
0O 10 20 30 40 S0 6 70 80 90 100

Grafica 3.19 Grafica de la funcion J contra la saturacion de agua del yacimiento.
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3.15.2 Obtencion
El procedimiento para obtener la funcion J es el siguiente:

Con base en un juego de curvas de presion capilar para diferentes porosidades efectivas y
permeabilidades absolutas del yacimiento en estudio, se calculan valores de la funcién J para
valores de presion capilar que se escojan a distintas saturaciones de agua en las curva de presion
capilar mencionadas, tomando en cuenta los valores de ¢ y 8. Después, se grafican los valores
obtenidos de J(Sw) contra las saturaciones de agua correspondientes, obteniendo con ésto una
curva tipo J, de donde proviene el nombre de este parametro, que relaciona varias propiedades
petrofisicas en una sola curva.

Conviene sefalar que para lograr una aplicacion mas eficiente de la funcién J, es importante
establecerla preferentemente por tipos de roca y no de manera generalizada, ya que los valores se
desvian y generan dispersién de puntos, como se muestra en la grafica 3.20.

I e |
o S —
s 1|
~ 1 |
1 - |
%% a0 66 a0 10 %26 @6 & 80 100
Saturacion de Agua (%) Saturacion de Agua (%)

Grafica 3.20 Comparacion de la funcion J, a) valores de todos los nticleos y b) valores de
nucleos del mismo tipo de roca.

3.15.3 Aplicacioén

La funcion J tiene diversas aplicaciones, una de ellas es la descripcion del comportamiento de la
presion capilar en el yacimiento, lo que a su vez permite la determinacién de la distribucion de fluidos
en el yacimiento.

Es de gran utilidad en la simulacién de yacimientos, ya que la distribucién de los fluidos dentro del
medio poroso es un dato fundamental para la simulacién del comportamiento del yacimiento

Ademas, este parametro es utilizado para determinar la saturacién de agua promedio en el
yacimiento.
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La funcion J también es un indicador de la calidad de un yacimiento, ya que depende de la relacién
entre la porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta, entre mas marcada sea la forma de J en la
gréfica, indica una mayor calidad de yacimiento (almacenamiento y facilidad de flujo).

3.9.4 Analisis de parametros

Al igual que en los parametros compuestos anteriores, el anélisis de la influencia de los parametros
simples que componen a la funcion J se realiza por medio de una variacion de sus valores, como
se muestra en la siguiente tabla.

bajo base alto bajo base alto
1.888

0.515

bajo base alto
400 500 600
0.576 0.644 0.705

Tabla 3.14 Variacion de los parametros simples y de la funcion J.

Con las variaciones anteriormente indicadas se forma la siguiente grafica.

Funcionl
0644

o3 o5 o7 0% 11 13 15 1.7 1% 21 23 25 1.7 19 31 33 35 3T 39

Angulo dé contacto
0.338 3925

e Tensian Interfacial
0537 0805

wlite Pregisn Capilar
0.51% | 0773

mlilte Porosidad Efectiva

0,588 0.720

w=fll= Dermeabilidad absoluta
0576 0.70%

Grafica 3.21. Grafica de tornado de la funcién J
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De la grafica anterior se puede deducir, de manera muy obvia, que el parametro que mas impacta y
por consiguiente es en el que se debe poner mayor atencion es el angulo de contacto, o sea que la
mojabilidad es el aspecto que mas influencia tiene en la funcion J.
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Capitulo 4

Aplicacion de los parametros petrofisicos
compuestos en la Caracterizacion de Yacimientos

4.1 Introduccion

A lo largo de este trabajo se ha explicado, de manera resumida, qué es la Caracterizacion de
Yacimientos, los elementos necesarios para poder llevarla a cabo y su importancia en la explotacion
de yacimientos petroleros. El tema medular de esta tesis se refiere a los parametros petrofisicos
compuestos en la caracterizacion de yacimientos, por lo que una vez mencionados en el capitulo
anterior, es necesario mostrar, de manera explicita, el papel que éstos juegan dentro de tal
caracterizacion. Este capitulo, como su nombre lo indica, se centrara en mostrar algunos ejemplos
reales de la aplicacion de dichos parametros y las ventajas que estos representan.

Cuando se habla del modelado de un yacimiento, existen diversos retos a los que hay que
enfrentarse; una de las actividades mas importantes y de maximo reto es la integracion de los datos
que se tienen y la interpretacion de éstos. Los parametros petrofisicos compuestos, se definen
como la integracion de diversos parametros simples, por lo que ayudan a entender de manera mas
rapida y completa la configuracion de un yacimiento, y asi tener un panorama mas claro que
permita definir la manera en que tiene que ser explotado.

4.2 Parametros compuestos en la tipificacion de rocas.
4.2.1 Definicion de tipificacion de las rocas

Se definen los tipos de roca como unidades de roca depositadas bajo condiciones geoldgicas
similares, que sufrieron procesos diagenéticos muy parecidos dando como resultado una relacién
unica entre la porosidad y la permeabilidad, el perfil de la presién capilar y la saturacién de agua. La
tipificacion de la roca es una técnica de clasificacion de las rocas del yacimiento en grupos, en
donde cada grupo es caracterizado por un conjunto de propiedades petrofisicas unicas. Los tipos de
roca que se clasifican dentro de un grupo tienen caracteristicas de almacenamiento y flujo muy
parecidas, una respuesta semejante de la presion capilar y sus curvas de permeabilidad relativa
también son similares.

Las propiedades petrofisicas de los tipos de roca identificadas del andlisis de las muestras de roca
(nucleos) son correlacionadas con la respuesta de los registros geofisicos corridos en las zonas en
las que se tomaron los nucleos.
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caracterizacion de yacimientos.

Estas correlaciones son usadas para predecir propiedades petrofisicas en las secciones del
yacimiento (pozos) en las que no se cuenta con nucleos. En la figura 4.1 se muestran imagenes de
varios tipos de roca.

Figura 4.1 Laminas de muestras representativas de tipos de roca. (a) Arena homogénea, (b)
arena no consolidada, (c) arena poco seleccionada y (d) carbonatos.

4.2.2 Técnica para la tipificacion de rocas utilizando el indice de calidad de laroca y el
indicador de zona de flujo.

Como se mencion6 con anterioridad, la tipificacion de las rocas consiste en determinar ciertas
similitudes que existen en sus propiedades geoldgicas y petrofisicas. Esta técnica involucra a dos
parametros compuestos que se definieron en el Capitulo 3, que son: el indice de calidad de la roca
(RQI) y el indicador de zona de flujo (FZI).

El indice de calidad de la roca relaciona la porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta como se
muestra en la ecuacion 3.12 antes mencionada.

e
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caracterizacion de yacimientos.

RQI = 0.0314 \/’;: (3.12)

Una vez que se calcula el valor de RQI, se grafica contra el indice de porosidad normalizada, @, ,en
una escala doble logaritmica.

La grafica de RQl vs @, da como resultado una linea recta con una pendiente unitaria, su
interseccion cuando @, es igual a uno se denomina indicador de zona de flujo (FZI), el cual se
puede determinar con la ecuacion 3.16, despejando a FZI, o con la ecuacion 3.17 si se conocen los
parametros que la componen.

FZI = % (3.16)
FZI = —— 347
= (3.17)

Se observa que las muestras de roca con valores similares de FZI, se agrupan en una tendencia
lineal en la grafica doble logaritmica RQl vs @, y éstas constituyen un mismo tipo de roca. Ejemplos
de diferentes tipos de roca también tiene diferentes valores de FZI y se observa que los valores
forman otras lineas rectas paralelas. El indicador de zona de flujo incluye diversas caracteristicas
geolégicas y petrofisicas para su calculo como son: la textura, la mineralogia, las distintas
geometrias de poro y la tortuosidad, entre otras. Con ésto se puede realizar un modelo para
identificar las zonas con diferentes tipos de roca como se muestra en la figura 4.2.

Figura 4.2. Representacion de diferentes tipos de roca en un yacimiento.

e,
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caracterizacion de yacimientos.

4.3 Ejemplos de la utilizacion de parametros petrofisicos compuestos en la
caracterizacion de yacimientos petroleros.

4.3.1 Yacimiento en el campo Abia, Nigeria
4.3.1.1 Ubicacién

El yacimiento de estudio se encuentra en el delta del rio Niger en Nigeria. Se escogié un yacimiento,
denominado X, del campo Abia por su contenido de hidrocarburos, ademas de estar en proceso de
explotacion.

NIGERIA

s | 0 g Figura 4.3. Ubicacion del campo Abia en el delta

% | 1 del rio Niger, Nigeria.
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4.3.1.2 Datos disponibles

El Yacimiento X que se analiza es drenado por siete pozos. Se tiene como informacion: la
desviacion y localizacion de los pozos en superficie, la litologia, los registros geofisicos, los datos de
nucleos, los datos de las pruebas de produccion realizadas con regularidad, el historial de
produccion, muestra de fluidos y datos de presion.

4.3.1.3 Configuracioén geoldgica

El campo Abia se encuentra delimitado hacia el norte por una tendencia anticlinal que va de este-
oeste y al sur por una falla de crecimiento, la cual es la principal frontera en el campo con un cierre
profundo en los flancos oeste y sur de la estructura.

El mecanismo de trampa responsable de la acumulacién de hidrocarburos, es una trampa estructural
con una falla sello en los flancos sur, norte y este y una trampa estratigrafica (cambios laterales de
facies) presente en el flanco oeste. La mayoria de las fallas son sellantes.

e
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caracterizacion de yacimientos.

El Yacimiento X esta compuesto por arenas con intercalaciones menores de arcilla. Los registros
litolégicos muestran cierto nivel de arcillosidad que origina heterogeneidad al yacimiento.

En la gréfica 4.1 se presenta una seccion transversal en la que se indica la ubicacion vertical del
yacimiento X.

Grafica 4.1 Seccion transversal que indica la presencia del Yacimiento X.
4.3.1.4 Evaluacion petrofisica.

La evaluacion petrofisica fue realizada utilizando los registros geofisicos de pozos disponibles para
determinar las propiedades de la roca asi como el contenido de fluidos. Los resultados fueron
usados para definir el modelo estatico del yacimiento. Algunos de los parametros determinados en
la evaluacion petrofisica son: la resistividad del agua, la porosidad efectiva, la permeabilidad
absoluta y la saturacion de agua, entre otros.

4.3.1.5 Definicion de la unidad de Flujo

Para poder definir las unidades de flujo, el yacimiento fue dividido verticalmente en capas
caracterizadas por comportamientos de flujo relativamente uniformes y continuidad lateral. Basado
en lo anterior, el yacimiento fue dividido en cinco zonas. El calculo de la porosidad y los registros de
rayos gamma fueron las herramientas utilizadas para obtener la zonificacion en forma rapida;
posteriormente se utilizaron algunos pardmetros compuestos para subdividir las zonas. Los datos
fueron obtenidos de los analisis de nucleos cortados en un pozo. Se utilizaron cuatro herramientas
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Capitulo 4

caracterizacion de yacimientos.

para poder construir el modelo geolédgico: (1) datos petrofisicos (2) localizacion de los pozos en
superficie (3) datos de desviacion de pozos y (4) datos sismicos. Las unidades de flujo fueron
incorporadas en el modelo geoldgico y les fueron integradas sus respectivas propiedades.

Para poder tener las subdivisiones (unidades de flujo) se grafic6 RQI vs @, en una escala doble
logaritmica, mostrando que todos los intervalos con valores similares de FZI caen en una linea recta
con una pendiente unitaria. Para este yacimiento, el valor de FZI se obtuvo para cada punto de
profundidad, ya que las unidades de flujo estan distribuidas de manera log-normal. Se combiné FZI y
la profundidad y se definié el perfil de la grafica 4.2 que ayuda a determinar las unidades de flujo
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Grafica 4.2. Grafica log (FZI) vs profundidad, mostrando la distribucién log-normal de las

zonas de flujo.

Las zonas se definieron cuando se graficd de manera separada la permeabilidad vs la porosidad
produciendo un alto coeficiente de correlacion, reflejando la uniformidad de la geometria de poro en
las zonas de flujo. Con esto se reafirmé que las unidades de flujo propuestas inicialmente, de
manera rapida, concuerdan con las unidades que se obtuvieron después con la utilizacién de los

parametros compuestos.
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4.3.2 Yacimiento en el Rincén del Mangrullo, Neuquén, Argentina

4.3.2.1 Ubicacion

El yacimiento Rincon del Mangrullo (figura 4.4) esta ubicado en la Provincia de Neuquén, Argentina.
Las poblaciones mas cercanas son Afielo, a unos 50 kildmetros al este, y Plaza Huincul, a unos 75
kilometros hacia el sur.
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Figura 4.4. Ubicacion del yacimiento Rincén del Mangrullo
4.3.2.2 Datos disponibles

La problematica en la caracterizacion de este yacimiento radica en que es altamente heterogéneo
por la multiplicidad de los estilos depositacionales caracterizados por grandes variaciones laterales
y verticales de ellos, la incertidumbre sobre la distribuciéon de los cuerpos de areniscas en el
subsuelo, la discontinuidad de los cuerpos con buena porosidad que se encuentran acotados a
niveles especificos relacionados a su ambiente de depositacién y que podrian, en algunos casos, no
estar comunicados entre si.

Al momento del estudio, habia nueve pozos perforados en toda el area, seis de los cuales
produjeron gas. Los pozos producen gas, en algunos casos con un ocho por ciento de agua y un
diez por ciento de condensado. La Sw es alta, ésto se debe al agua irreductible que se observa en
los perfiles de resonancia magnética obtenidos, por lo que se tomé un corte de Sw del setenta por
ciento. Cuando se habla de un corte de agua del setenta porciento, se hace referencia a la cantidad
maxima de agua aceptada en algun intervalo, para que éste sea tomado en cuenta.

e,

\ I

1103i




Aplicacion de los parametros petrofisicos compuestos en la Capitulo 4

caracterizacion de yacimientos.

4.3.2.3 Configuracion geoldgica

Estructuralmente, se define como un monoclinal cuyo alto estructural se encuentra hacia el oeste, en
el area vecina llamada Mangrullo. Esta estructura se profundiza hacia el este. Se trata de una
trampa estratigréfica, en la que la presencia de hidrocarburos estaria determinada por las
variaciones laterales de litologia.

4.3.2.4 Evaluacion petrofisica.

Petrofisicamente, a partir de un trabajo integrado realizado con todos los datos obtenidos de los
pozos, registros, toma de nucleos, de esta forma, a partir de la informacion obtenida, con el empleo
de parametros y ecuaciones predeterminadas (densidad, resistividad y tiempo de transito de matriz;
densidad, resistividad y tiempo de transito de arcilla, resistividad del agua, ecuaciones de saturacion,
ecuaciones de porosidad, entre otras), se obtienen como resultado un conjunto de parametros
petrofisicos (volumen de arcilla, porosidad, saturacion de agua, permeabilidad, espesor, etc.).

4.3.2.5 Definicion de la unidad de Flujo

La existencia de multiples unidades de flujo pone de manifiesto las heterogeneidades microscopicas
que controlan la permeabilidad. Las unidades de flujo estan relacionadas con las distribuciones de
las facies geoldgicas, pero no coinciden necesariamente con sus limites. EI movimiento de los
fluidos estéa influenciado por la geometria poral, que es controlada por la mineralogia y la textura de
la roca. Las distintas combinaciones de estas propiedades pueden generar similares caracteristicas
de transporte de fluidos. Por ello, se pueden considerar como pertenecientes a una misma unidad de
flujo.

Para poder definir las unidades de flujo de este yacimiento, se analizaron muestras de ndcleos, que
dio como resultado, cinco posibles unidades de flujo, las cuales se corroboraron utilizando los
parametros compuestos FZI 'y RQl, definidos previamente en el Capitulo 3, y se utiliz6 la siguiente
metodologia:

Con la informacién obtenida de los registros de pozo y de las muestras de nicleo, se determinaron
los parametros petrofisicos simples del yacimiento, como las porosidades total y efectiva,
permeabilidad absoluta, presiones capilares, saturaciones de fluidos, entre otros.

Posteriormente, se procede a determinar las unidades de flujo a partir de la relacién de FZI con RQI.
Los valores de estos parametros son obtenidos de los datos de nucleos analizados y la aplicacion de
las ecuaciones previamente mencionadas. Se grafican los valores de RQI contra @,, como se
muestra en la grafica 4.3. Todas las muestras con similar valor de FZI se ubicaran en una linea recta
de pendiente unitaria; mientras que las muestras con otro valor de FZI se encontraran en otras
lineas paralelas. Las muestras alineadas en la misma recta poseen similares atributos de gargantas
porales 'y, por lo tanto, constituyen una unidad de flujo.
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Grafica 4.3. Grafico log-log de RQl vs. @,

De los datos anteriores y utilizando como referencia las muestras de nucleo analizadas, se definen
cinco lineas rectas paralelas, ver gréfica 4.4. A partir de este gréfico se identificaron 5 unidades de

flujo, y se obtuvieron los valores de FZI correspondientes.
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Grafica 4.4. Grafico log-log de RQl vs. @, donde se distingue la separacion de datos de

acuerdo a las distintas unidades de flujo.
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Al analizar las grafica anteriores y compararlas con los resultados obtenidos para cada unidad de
flujo, se puede concluir que a mayores valores de FZI, se tiene una mejor calidad de la roca
(interaccion porosidad efectiva-permeabilidad absoluta).

4.3.2.6 Analisis de los resultados obtenidos

Como se menciond anteriormente, de los analisis de nucleos se obtuvieron algunos parametros
simples (porosidad efectiva, permeabilidad absoluta, entre otros) y compuestos (RQI, FZI). De
acuerdo a estos parametros se propusieron cinco unidades de flujo, las cuales se confirmaron en
las graficas 4.3 y 4.4. Debido a la combinacién de estas dos técnicas se llegd a los resultados
anteriormente sefialados. En las siguientes imagenes se muestran las ld&minas mas representativas

de cada unidad de flujo, sefialando algunas de sus caracteristicas:

+¢+ Unidad de flujo 1

Arenisca mediana.

Seleccion moderada a buena.
Empaquetamiento intermedio a abierto.
Porosidad: 11.36 o 13 (porcentaje).
Permeabilidad: 10.53 mD

++ Unidad de flujo 2

Arenisca mediana y fina subordinada.
Seleccion buena a moderada.
Empaquetamiento abierto a intermedio.
Porosidad: 10.11 0 12 (Porciento)
Permeabilidad: 1.093 mD.

Figura 4.6 Lamina representativa de la unidad de flujo 2
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+¢+ Unidad de flujo 3

Arenisca fina.

Selecciéon moderada.
Empaquetamiento intermedio.
Porosidad: 4.13 0 4 (porciento).
Permeabilidad: 0.02 mD.

Figura 4.7 Lamina representativa de la unidad de flujo 3

+¢+ Unidad de flujo 4

Arenisca fina a mediana.
Seleccién moderada a buena.
Empaquetamiento intermedio.
Porosidad: 7.52 0 6 (porcentaje). Figura 4.8 Lamina representativa de la unidad de flujo 4
Permeabilidad: 0.024 mD.

+¢ Unidad de flujo 5

Arenisca fina y muy fina.

Selecciéon moderada a pobre.
Empaquetamiento intermedio a cerrado.
Porosidad: 10.79 o 7.8 (porcentaje).
Permeabilidad: 0.024 mD.
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4.3.3 Yacimiento C2/VLE-305, Campo Lamar, Lago Maracaibo, Venezuela.

4.3.3.1 Ubicacion

La cuenca del Lago Maracaibo esta localizada al noroeste de Venezuela, ver figura 4.10. Esta
cuenca ha producido aproximadamente 35 billones de barriles de aceite desde 1914 y ha sido
clasificada como una de las areas petroleras mas grandes del mundo.

Lago Maracaibo Caribbean
- Sea
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I

Figura 4.10. Ubicacion de la cuenca del Lago Maracaibo

El principal yacimiento es el C2/VLE-305 que se ubica en la parte sur del Campo Lamar, como se

muestra en la figura 4.11.
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4.3.3.2 Datos generales

Este yacimiento produce actualmente bajo recuperacion secundaria con inyeccion simultanea de
agua y gas. Tiene treinta y cinco pozos productores y once pozos inyectores (cuatro inyectores de
gas y siete de agua).

Se produce aceite ligero con densidad entre 24 a 39° API. La presi6n inicial del yacimiento fue de
5500 psi.

4.3.3.3 Configuracion geoldgica

De acuerdo a la interpretacion sismica 3D, la estructura del yacimiento es representada por un
sistema anticlinal-sinclinal con direccion sureste-noroeste.

La estructura esta definida por una serie de fallas mayores asi como fallas de menor tamafio, lo que
contribuye a la variacion estructural y a la presencia de los diferentes contactos de agua-aceite.

El yacimiento esta compuesto por intercalaciones de areniscas y lutitas.
Las areniscas tienen tamario de grano de fino a medio y estan bien seleccionadas.

Usando las muestras de nucleos recolectadas y con base en un criterio sedimentoldgico, un analisis
de facies y unidades sedimentarias, el yacimiento se dividio en 4 unidades de flujo que son las C20,
C21, C22 yC23.

4.3.3.4 Evaluacion petrofisica.

Para la evaluacién petrofisica se utilizaron los resultados de los analisis de nucleos y de la
interpretacion de registros de pozos.

Se utilizé software especializado para determinar los parametros petrofisicos simples propios del
yacimiento, como la porosidad efectiva, la permeabilidad absoluta y el contenido de arcilla, entre
otros.

Para conocer las distribuciones de la permeabilidad absoluta y de la porosidad efectiva, las muestras
fueron agrupadas en histogramas, con lo que se concluy6 que la distribucién de estas propiedades
esta ligada altamente al tipo de depositacion
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4.3.3.5 Definicion de las unidades de flujo

Los datos de nucleos no solo proveen informacién de las propiedades petrofisicas, también
proporcionan, implicitamente, informacidén de la depositacion que controla la geometria de poro.
Estos atributos geométricos son utilizados para definir diversas unidades de flujo en el yacimiento.

La forma clasica para discriminar unidades de flujo se basa en geologia cualitativa y relaciones
empiricas entre las propiedades de la roca, particularmente porosidad efectiva y permeabilidad
absoluta. La porosidad efectiva depende altamente de la variacién del tamafio de grano y su
empacamiento, mientras que la permeabilidad absoluta es funcion principalmente de la geometria
del espacio poroso o sea de la distribucién del tamafio y forma de los poros; de ahi que como una
herramienta mas precisa se utilicen parametros compuestos, como lo son FZI y RQI, que combinen
parametros simples.

Como se menciond anteriormente, con los métodos convencionales se determinaron 4 unidades de
flujo para este yacimiento. En esta seccion se realizo el proceso de la determinacion de unidades de
flujo utilizando los parametros petrofisicos compuestos RQIl, @, y FZI, expresados con las
ecuaciones 3.12, 3.14 y 3.17.

k

RQI =0.0314 |- (3.12)
—_ _ 9%
0, = e (3.14)
1
FZ] = ——— A7
[\/FSTng] (3 )

Se utilizaron los datos de nucleos de dos pozos del area de estudio para poder obtener los valores
de RQl'y @,, los cuales se graficaron en papel doble logaritmico. Debido a la heterogeneidad del
yacimiento, los resultados no fueron contundentes, por lo que se decidié tomar en cuenta también el
volumen de arcilla; con base en esto, se graficé en papel doble logaritmico RQI contra @, (1 — Vgp,),
donde Vs, es el volumen de arcilla presente en la muestra.

Con esta modificacion se pudieron determinar siete unidades de flujo, C20, C21S, C21l, C22, C23S,
C23My C23l, las graficas correspondientes se muestran a continuacion:
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Gréfica 4.5. RQl vs 0,(1 — V), Unidad de flujo C20

0.10

¢,(1-Vyy) , fraccion

Gréfica 4.6. RQl vs 0,(1 — V), Unidad de flujo C21S
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Gréfica4.7. RQl vs 0,(1 — V), Unidad de flujo C21I
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Grafica 4.8. RQI vs @,(1 — V), Unidad de flujo C22
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Grafica 4.9. RQl vs @,(1 — V), Unidad de flujo C23S
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Grafica 4.11. RQl vs @,(1 — V), Unidad de flujo C23I

En la siguiente tabla se muestran los valores de FZI para cada una de las unidades de flujo:

C20 9.91

C21S 8.49

C21l 11.99

C22 6.90
C23S 7.80
C23M 6.50
C23I 7.66

Tabla 4.1 Indicador de zona de flujo estimado, FZI, para cada unidad de flujo.

La mejor calidad de la roca se tiene a mayor FZI, por lo que en este yacimiento la unidad de flujo
C21l es la de mayor calidad
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4.3.4 Caracterizacion de los yacimientos del area O-16, en el Campo Cerro Negro,
Venezuela.

4.3.4.1 Ubicacion

El area de estudio O-16 se encuentra ubicado al este de la faja petrolifera del Orinoco en el sector
Cerro Negro, al sur de los estados Anzoategui y Monagas de Venezuela, figura 4.12

La superficie del area de estudio se caracteriza por ser topograficamente plana y estar cubierta por
pastos. El sector central-noroeste es cortado por dos rios permanentes, el Yabo y el Yabito.
El terreno tiene una elevacién promedio sobre el nivel del mar de 95 m. (300 ft.).

Cerro Negro

Ubicacion de 1a Faja Petrolifera del Ormoco

Figura 4.12 Ubicacion de la zona de estudio O-16, en Cerro Negro.
4.3.4.2 Datos generales

El crudo que produce este yacimiento tiene una gravedad de 8 °API con caracteristicas espumantes,
siendo la produccion promedio, por pozo, de 250 bpd. El yacimiento tiene una porosidad promedio
de 32% y saturacion, igualmente promedio, de petréleo de 82 %.

El mecanismo de produccién principal es el empuje por gas en solucidn, debido al incremento en la
relacion gas-petroleo, la caida brusca en la tasa de produccion y fuerte declinacion de presién. El
crudo de este yacimiento tiene caracteristicas espumantes, lo cual representa un mecanismo
adicional de produccion.

La explotacién del area se inicié con bombeo mecénico e inyeccion de vapor alternada como un
mecanismo de disminucion de la viscosidad del crudo, y asi obtener mejores niveles de produccién.
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4.3.4.3 Configuracion geoldgica estructural

La interpretacion geologica estructural del area en estudio estd basada en la integracion de los
datos provenientes de: sismica, registros eléctricos, nucleos, geologia basica e informacién de
produccion. La estructura del area es un monoclinal de suave buzamiento al Norte. El sistema de
fallas que se presenta corre en direccion Este-Oeste, con alto buzamiento al Sur, las fallas cortan la
secuencia sedimentaria, parte del basamento y se extienden a toda el area; existen otras fallas
subverticales de corta magnitud y longitud hacia el basamento.

4.3.4.4 Evaluacion petrofisica.

El modelo petrofisico generado se basa en las relaciones existentes entre porosidad efectiva,
permeabilidad absoluta, saturacion de agua y radio de garganta de poro. En total, se evaluaron 340
pozos que disponian de la informacién minima necesaria para efectuar su analisis. Los resultados
obtenidos por la combinacién de analisis de nucleos y de registros de pozos fueron los siguientes:
porosidad efectiva varia entre 22-34 %, los valores de permeabilidad absoluta oscilan desde 1000
md. en las arenas superiores hasta 15000 md en las arenas inferiores, el espesor de arena promedio
de 254 ft., la saturacion inicial de agua de 18% y viscosidad del aceite de 2200 — 5500 cp, a
condiciones de yacimiento.

4.3.4.5 Utilizacion de los parametros compuestos

Con base en los resultados obtenidos en el area de estudio, se prepararon mapas de
isopropiedades: porosidad efectiva (mapa 4.1), saturacion inicial de agua (ver mapa 4.2) y con el
indice de hidrocarburos se prepardé un mapa (mapa 4.3) que se utiliz para determinar el volumen
original de hidrocarburos por el método volumétrico.

Mapa de isoporosidades
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Mapa 4.2. Mapa de isosaturacion de agua inicial en el area 0-16
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Se clasificaron nueve unidades de flujo, MO-1 a MO-9, para el yacimiento O-16. Estas unidades se
determinaron por medio de la utilizacion de parametros compuestos como, RQl'y FZI, de acuerdo al
procedimiento anteriormente descrito.

La funcién J de Leverett derivada de perfiles de pozos, se utilizé para complementar la informacion
del modelo petrofisico y asi reducir la incertidumbre que pudiera tener el modelo estatico del area
0-16.

Como primer paso, se estudiaron las curvas de la funcion J derivada de los datos de presién capilar
provenientes de las muestras de roca (nucleos). Esta informacidn fue comparada con los datos
tomados de estudios anteriores, dando como resultado que 40 de los 157 pozos analizados, tuvieron
una alta dispersion.

Al hacer el anélisis global de la funcion J en los pozos se pudo determinar el nivel de agua libre en
cada pozo, como se muestra en la grafica 4.13 para el pozo BCN-10.

Pozo BCN-10 (Arena MO-9)
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Grafica 4.13. Nivel de agua libre segun la funcién J en el pozo BCN-10

Con los datos obtenidos del nivel de gua libre se procedié a realizar un mapa para determinar el
contacto agua-aceite en el area O-16.
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Con la ayuda de las zonas de contactos de agua y la informacion petrofisica obtenida de analisis
anteriores, fue posible identificar regiones de J-Facies sobre los mapas de arena neta total. En los
mapas 4.4 y 4.5 se muestran las J-Facies de las unidades MO9 y MO-8, llamadas asi por ser
obtenidas a través de la funcion J de Leverett derivada de perfiles de pozos. Estas J-Facies solo
identifican que dicha region posee un medio poroso similar, es decir, con caracteristicas petrofisicas
parecidas, las cuales fueron observadas en la tendencia de la Funcion J

F acie M O0-4A

Mapa 4.4. Mapa de J-Facies de la unidad MO-9.
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FacieMOS-A

<) Facie MOS-B

Mapa 4.5. Mapa de J-Facies de la unidad MO-8

Con toda la informacién reunida y con la ayuda de los mapas sefialados se pudieron identificar las
zonas del yacimiento que poseen caracteristicas similares, definiendo con esto las caracteristicas
geoldgicas y petrofisicas que dichas unidades tienen.
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Conclusiones

La caracterizacion de yacimientos petroleros es una etapa de estudio primordial para establecer o
definir la vida productora de un yacimiento. En esta etapa se recolecta toda la informacion necesaria
para poder determinar y respaldar el procedimiento mas adecuado para explotar al yacimiento.
Cuando se realiza una buena caracterizacion del yacimiento se tiene excelente conocimiento de sus
propiedades que ayudan a evitar la toma de malas decisiones que conlleven a una pérdida
econdmica y un dafio al yacimiento.

La caracterizacion de un yacimiento petrolero debe hacerse de manera continua ya que varias de
sus propiedades pueden alterarse o modificarse con la explotacion de los hidrocarburos. Asimismo,
constantemente se presentan nuevas técnicas de obtencion y procesamiento de datos, aspectos que
también deben tomarse en cuenta para la recaracterizaciones de los yacimientos.

El resultado de toda la informacién adquirida en la caracterizacion del yacimiento, se debe analizar
de manera integral, para poder tomar buenas decisiones en la explotacion del yacimiento.

El término parametro petrofisico compuesto se propone en esta tesis como una herramienta técnica
para ayudar a analizar el comportamiento del sistema roca-fluidos cuando dos 0 mas parametros
simples estan actuando. Los parametros compuestos dan una vision global de la combinacién de
varias caracteristicas que posee el medio poroso, lo que permite una mejor conceptualizacion del
yacimiento.

Otro de los beneficios que otorgan algunos de los parametros compuestos es la integracion de las
escalas en la caracterizacion, lo que no se tendria si se analizaran los parametros simples de
manera independiente.

En la actualidad, los parametros petrofisicos compuestos son utilizados en muchas partes del
mundo, principalmente para definir unidades de flujo, por lo que su incorporacion rutinaria en
estudios de areas petroleras nacionales seria de gran ayuda para mejorar las técnicas de
caracterizacion de yacimientos.

La implementacion de los parametros petrofisicos compuestos ha ayudado en la determinacién de
unidades de flujo hidraulico en los yacimientos cuando se tienen medios porosos heterogéneos, lo
cual ha sido de mucha utilidad, ya que en este tipo de medios se cometen errores en la explotacion
de hidrocarburos con mayor facilidad.
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Las unidades de flujo no siempre coinciden con las litofacies geoldgicas, de ahi la importancia de
analizar el medio poroso desde una escala a nivel de tamafio de garganta de poro. Mientras mas
detallado sea el anélisis, mayor sera la precision en la division de las unidades de flujo.

Los métodos para determinar unidades de flujo con parametros petrofisicos compuestos amplian la
apreciacion debido a la intervencion de mas de un parametro en el andlisis, a diferencia de los
métodos que se basan en parametros simples, los cuales se enfocan a la obtencién y el
procesamiento de las propiedades forma individual.

En esta tesis se presenta especial atencién al método de Amaefule para determinar unidades de
flujo en un yacimiento petrolero.

Cabe resaltar que se propone la utilizacién de este método porque se considera que mejora a otras
técnicas existentes en la identificacion de tales unidades. Cada una de las técnicas tiene ventajas y
desventajas, por lo que la corroboracion de los resultados obtenidos con otros métodos es de
mucha ayuda para disminuir la incertidumbre que se pueda tener.

La preparacion de mapas para representar no solo parametros simples sino también parametros
compuestos, es un aspecto que debe ser aplicado de manera constante en la caracterizacion de
yacimientos, ya que facilita la visualizacién de la distribucién de las propiedades en el yacimiento a lo
largo de su explotacién.

La utilizacién del diagrama de tornado es de gran ayuda para determinar las variables de mayor
impacto en la ecuacion de cada uno de los pardmetros compuestos; sin embargo, es necesario
realizar el andlisis desde distintas perspectivas para verificar qué parametro simple ejerce mayor
influencia a lo largo de la vida productora del yacimiento.
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Recomendaciones

Obtener la mayor cantidad de informacién posible de un yacimiento petrolero a todas las escalas, sin
pasar por alto la estimacion de los parametros geométricos del sistema poroso, ya que su
conocimiento facilita la determinacién de unidades de flujo

La toma de informacion debe realizarse de manera cuidadosa, ya que los parametros simples
tienen una influencia directa en el valor de los parametros compuestos, y si los valores que se
emplean no son correctos los valores que se obtendran en la caracterizacion tampoco lo seran.

Se recomienda la recaracterizacion del yacimiento a medida que es explotado, ya que, por un lado,
algunas propiedades pueden presentar variaciones que deben ser tomadas en cuenta vy, por otro, es
necesario aplicar las nuevas técnicas de recopilacion, procesamiento y analisis de informacion que
se propongan.

En estudios de caracterizacion aplicar diversas técnicas y comparar los resultados para poder tener
una conclusion mas precisa.

Implementar la utilizacién de los parametros petrofisicos compuestos en la caracterizacion de
yacimientos

Es recomendable que antes de decidir la técnica por utilizar en la determinacion de unidades de
flujo, se analice la informacion que se tiene y con ésto poder tomar la decisién més apropiada.

Si se utiliza el método de Amaefule (parametros compuestos) para determinar unidades de flujo en
yacimientos con mucha arcillosidad, se debe tomar en cuenta esta caracteristica al realizar la
gréfica para determinar FZI.

Se debe implementar el uso de mapas para la representacion de parametros simples y compuestos
para visualizar su distribucion en el yacimiento.

Al hacer el andlisis del impacto que tienen los parametros simples en los compuestos se deben
tomar en cuenta diversas perspectivas, para asi determinar cuales son los parametros simples que
necesitan mayor atencién.

Difundir entre los estudiantes de Ingenieria Petrolera el contenido de esta tesis para que se
familiaricen con los aspectos y términos que actualmente son muy aplicados en la caracterizacion de
yacimientos a nivel mundial.
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