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RESUMEN

TITULO: ESTADO DEL ARTE DE LAS APLICACIONES DEL PERFILAJE DE
RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR (RMN)".

AUTOR: JAVIER NAVARRO SOTOMAYOR **

Palabras claves: Tiempo de relajamiento T;, Tiempo de relajamiento T,, Secuencias de
pulsacion CPMG, Decaimiento de induccion libre, Curva de distribucién T,, Tiempo de
Polarizacion TW, Espaciamiento entre ecos TE, Difusion.

El perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear puede resolver preguntas claves durante
la exploracién, produccién, evaluacion de formaciones, completamiento de pozos y
algunos trabajos geoldgicos entre otros. Teniendo en cuenta las multiples aplicaciones
de los registros de Resonancia Magnética Nuclear (RMN) en la evaluacién de
yacimientos petroliferos, este trabajo describe los conocimientos necesarios para
interpretar este tipo de perfiles, partiendo desde sus generalidades, principio fisico,
herramientas, los métodos que utilizan las herramientas para estimar las diferentes
propiedades petrofisicas como la porosidad y la permeabilidad, las técnicas que utilizan
estas herramientas para identificar de forma cualitativa los diferente fluidos que se
encuentran en los yacimientos hasta la combinacion de los registros de Resonancia
Magnética Nuclear con registros convencionales para obtener mejor conocimiento de las
formaciones en la zona virgen.

El perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear utiliza los principios basicos de
magnetismo nuclear, polarizacion, tiempo de relajamiento T;, inclinacidon de pulsacion,
decaimiento de induccién libre, ecos de momentos rotacionales, tiempo de relajamiento
T,, y secuencias de pulsacion CPMG, junto con los mecanismos de relajamiento en
bruto, superficie y de Difusion de los fluidos en los poros; para obtener la respuesta de
porosidad tedrica, que se representa con la curva de decaimiento en la direccion
transversal T,, la cual es transformada en una curva de distribuciéon T,, donde se puede
estimar la saturacion de fluidos moéviles y no méviles para estimar la permeabilidad.

Adicionalmente aprovecha las propiedades de RMN de los fluidos para identificarlos en
condiciones de yacimientos a partir del contraste de relajamiento en T,y el contraste de
difusion, con las diferentes técnicas de identificacion directa (TDA, DIFAN y EDM entre
otros) que usa el perfil de RMN.

Los perfiles RMN y convencionales se pueden combinar para obtener informacién en la
zona virgen y corregir las respuesta de la sefial de los perfiles RMN por la presencia de
hidrocarburos de alta viscosidad.

* TRABAJO DE GRADO.
** FACULTAD DE INGENIERIAS FISICOQUIMICAS; ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS.



ABSTRACT

TITLE: STATE OF THE ART OF THE APPLICATIONS OF THE NUCLEAR
MAGNETIC RESONANCE (NMR) LOGGING.

AUTHOR: JAVIER NAVARRO SOTOMAYOR **

Keywords: Relaxation time T,, Relaxation time T,, Pulsation sequences CPMG, Free
induction Decay, Bulk, Surface and Diffusion relaxation mechanisms, Echo spacing,
TE, Polarization time TW.

The Nuclear Magnetic Resonance logging can resolve questions during the
exploration, production, reservoir evaluation of formations, completion and some
geological works among others. Attending the multiple applications of Nuclear
Magnetic Resonance (NMR) Logging in the reservoir evaluation; this work describe the
necessary knowledge’s to interpret this type of Loggings, starting from it's generalities,
NMR Physical Principle, tools, the methods that the tools use to estimate the different
Petrophysical properties what else interest the reservoir engineers as in the case of
the porosity and the permeability, the techniques that these tools use to identify of
qualitative form the different fluids that they find in the reservoirs as far as the
combination of Nuclear Magnetic Resonance logging with conventional loggings
obtaining better knowledge of the formations in the virgin zone.

Nuclear Magnetic Resonance Logging utilizes the nuclear magnetism basics
principles, like polarization, relaxation time T;, Spin tipping, free induction Decay, spin
echoes, relaxation time T, and pulsation sequences CPMG, along with the bulk,
surface and Diffusion relaxation mechanisms of the fluids in the pores; to obtain the
porosity answer, represented by the spin echo decay curve, who's signal decays
exponentially with a characteristic time constant, T,, and transformed into T,
distribution, where it' possible estimate mobile and immobile fluids to estimate the
formation permeability.

Additionally make use of NMR's properties of the fluids in order to identify them in
reservoir conditions from the relaxation contrast in T; and the diffusion contrast, with
the different Direct Hydrocarbon Typing (TDA, DIFAN and EDM among others) that
NMR's log uses.

NMR and conventional loggings could combine to obtain information in the virgin zone
and to correct NMR’s log signal loss in Heavy-Oil Reservoirs.

* PROJECT DEGREE.
* FACULTY OF PHYSIC-CHEMICAL ENGINEERING; PETROLEUM ENGINEERING SCHOOL .



GLOSARIO

BVI: Volumen de agua irreductible, es la fraccién del volumen de formacién

que esta ocupado por agua, retenida por capilaridad.

CBVI: Volumen de agua irreductible por el método del umbral.

CBW: Agua estructuralmente asociada en la superficie de minerales de arcilla.

CMR: (Combinable Magnetic Resonance): Herramienta de perfilaje de

Resonancia Magnética Nuclear desarrollada por Schlumberger.

CPMG: Secuencia de pulsacién de Carr-Purcell-Meiboom-Gill, es una
secuencia de pulsacion utilizada para medir el tiempo de relajamiento T,. La
secuencia comienza con una pulsacion a 90° seguida por una serie de

pulsaciones a 180°.

DIFAN: Técnica de identificacion directa, basada en mediciones con doble-
TE.

DSM: Técnica de identificacion directa, basada en mediciones con doble-TW.

EDM: Técnica de identificacion directa, basada en los contrastes de difusion
entre diferentes fluidos.

FID: Decaimiento de induccion libre, esta causado por heterogeneidades del
campo magnético que se deben al gradiente del campo magnético y a ciertos

procesos moleculares que ocurren en el material que se esta midiendo.

HI: indice de Hidrégeno es la relacion entre el nimero de atomos de
hidrégeno por unidad de volumen de un material y el nUmero de atomos de

hidrogeno por unidad de volumen del agua pura a igual temperatura y presion.



MCBW: Estimacion de la herramienta de CBW, el agua asociada con la
arcilla.

MPHI: Porosidad efectiva, estimada por la herramienta de perfilaje de
Resonancia Magnética Nuclear.

MRIAN: combina datos RMN y datos de Resistividad Profunda de perfiles
laterales o de induccion, utiliza el modelo del agua doble para proveer el

volumen de los fluidos de la formacién en la zona virgen.

MRIL (Magnetic Resonance Imager Log): herramienta de perfilaje de
Resonancia Magnética Nuclear desarrollada por la corporacion Numar-
Halliburton.

MSIG: porosidad total, estimada por la herramienta de perfilaje de Resonancia

Magnética Nuclear.

NE: Numero de ecos en un tren de ecos CPMG.

SBVI: Volumen de agua irreductible por el método especitral.

TDA: Técnica de identificacién directa, basada en mediciones con doble-TW
cuya interpretaciéon se realiza en el dominio del tiempo cronolégico mas no

sobre el tiempo de relajacion de la curva de distribucion T».

TE: Espaciamiento entre ecos en una secuencia de pulsacion CPMG.

TW: Tiempo de Polarizacion, es el tiempo entre la ultima pulsacion CPMG a
180° y la siguiente pulsacion CPMG.



INTRODUCCION

Este trabajo esta dirigido a fundamentar el perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear en

hueco abierto para la evaluacién de formaciones.

A través de los diferentes capitulos se encontrara de manera detallada los conocimientos
necesarios para interpretar este tipo de perfiles, partiendo desde sus generalidades,
principio fisico, herramientas, los métodos que utilizan las herramientas para estimar las
diferentes propiedades Petrofisicas que mas interesan a los ingenieros de yacimientos
como es el caso de la porosidad y la permeabilidad, la técnicas que utilizan estas
herramientas para identificar de forma cualitativa los diferente fluidos que se encuentran
en los yacimientos hasta la combinacion de los registros de Resonancia Magnética
Nuclear con registros convencionales para obtener mejor conocimiento de las

formaciones en la zona virgen.

Para estimar propiedades petrofisicas como porosidad y permeabilidad, se necesitan
combinar perfiles eléctricos convencionales, que requieren del uso de tablas y de ser
corroboradas por analisis de nucleos. Las herramientas de Resonancia Magnética
Nuclear permiten identificar posibles zonas productoras, las cuales han sido pasadas por
alto con los registros convencionales debido a que estos perfiles no diferencian entre
fluidos moviles y no moviles. Esta caracteristica le ha permitido a los registros de
Resonancia Magnética Nuclear dar una buena confiabilidad a la hora de perfilar sin
necesidad de confrontar los datos de analisis de nucleos, permitiendo ahorros en costos y

tiempo en la evaluacion de formaciones.

La gran acogida del perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear entre los Ingenieros de
Yacimientos, Produccion y Gedlogos se debe a sus multiples aplicaciones como lo son el
permitir determinar zonas productivas de baja resistividad, evaluar yacimientos de

litologias complejas y la distribucion de tamafios de poros.



En el capitulo uno se pretende de manera inicial introducir al lector sobre las
generalidades del perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear de manera que este

comience a reconocer los diferentes términos utilizados en este tipo de perfiles.

En el capitulo dos se presentan los principios fisicos necesarios que debe conocer del
perfil de Resonancia Magnética Nuclear de forma tal que el lector comprenda los términos
necesarios que utilizan las herramientas RMN para estimar las propiedades petrofisicas e
identificar de forma cualitativa y a veces cuantitativa de los diferente fluidos encontrados
en yacimientos petroliferos, a partir de diferentes técnicas las cuales seran descritas

detalladamente en los capitulo tres y cuatro.

Finalmente en los capitulos cinco y seis se combinan los perfiles convencionales con los
de Resonancia Magnética Nuclear a través de diferentes técnicas que corrigen las
deficiencias del perfilaje RMN que seran descritas de forma implicita en los diferentes

ejemplos de aplicacion.

Revisando el texto como un conjunto se dara cuenta que posee los conocimientos
necesarios para interpretar los perfles de Resonancia Magnética Nuclear y su
aplicaciones potenciales dando un buen inicio en este tipo de perfil para continuar
estudiando las técnicas nuevas del perfilaje de Resonancia Magnética Nuclear que aun

estan por probar.

De forma adicional se incluye en el capitulo siete un inicio del perfilaje con herramientas
RST teniendo en cuenta los muy buenos resultados que este perfil de produccién para el
control de saturaciones proporciona al rechazar interpretaciones erréneas de perfiles de
hueco abierto u otros métodos en el control de yacimientos petroliferos, teniendo en
cuenta que anteriormente los equipos y las técnicas utilizadas para monitorear

proporcionaban muchos errores.



1. GENERALIDADES DEL PERFILAJE DE RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR.

Dada la gran acogida de los registros de Resonancia Magnética Nuclear (RMN) alrededor
del mundo, para resolver problemas en la evaluacién de formaciones, Muchas compafias

de servicios se han esforzado por interpretar las medidas de (RMN).

A mediados de los noventa la evolucion de este tipo de registros permitio la

caracterizacion de la movilidad de los fluidos a mayor velocidad al momento de perfilar.

Un avance fundamental en la ultima generacion de este tipo de registros en pozos en
hueco abierto es la habilidad de proveer una informacién en la evaluaciéon de yacimientos
de una forma nunca antes vista. Los datos adquiridos con registros de resonancia
magnética nuclear (RMN), son utilizados en exploracién y produccion, donde se involucra
personal de ingenieria de yacimientos, ingenieros de completamiento, gedlogos y
petrofisicos antes de tomar decisiones con posible impacto econdmico negativo, tales
como colocar innecesariamente la tuberia de revestimiento o realizar un completamiento
y/o pruebas de produccidon en rocas de baja productividad o con fluidos de poca
movilidad. Por ejemplo ingenieros de completamiento hoy en dia utilizan medidas de
(RMN) para disenar el tratamiento de fracturamiento para estimulacion de yacimientos.
Ingenieros de yacimientos pueden acceder a propiedades de la roca con medidas de alta
resoluciéon de (RMN) para localizar permeabilidades verticales y mejorar el programa de
produccion. Geodlogos y petrofisicos los usan para una mejor comprension de la
geometria de poros y analisis de depositacion de los sedimentos a partir de la curva de
distribucion de decaimiento de tiempos de la sefial obtenida por las herramientas (RMN).
La caracterizacion de hidrocarburos ha mejorado de forma exitosa al interpretar registros
(RMN), y al combinarlos con otros registros, dando como resultado una mejor evaluacién

en la produccion de pozos’.



1.1 HISTORIA DE LOS REGISTROS DE RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR.

En 1946 la sefial de Resonancia Magnética Nuclear de los protones de atomos de
Hidrogeno, fue observada por primera vez de forma independiente por Purcell y Bloch,
desde entonces han sido utilizados para la caracterizacion de materiales. Los
instrumentos de Resonancia Magnética se utilizan con mucha frecuencia para hacer

diagnosticos en medicina.

La industria de petrdleo toma los avances en esta tecnologia a mediados de los
cincuenta, donde se presentaron muchas patentes como el desarrollado por la

corporacion California, Schlumberger, Texaco y Socony Mobil Oil Company.

El primer registro de Resonancia Magnética Nuclear (RMN) se corrio en 1960.
Desarrollado por Brown y Ganson en la seccion de desarrollo de Chevron. Esta
herramienta utilizaba el campo magnético terrestre para alinear los protones, la cual se
convirtid en la base del desarrollo de las nuevas herramientas en los siguientes 30 afios.

Figura 1.

Schlumberger utilizo dos versiones de esta herramienta, bajo la licencia de Chevron en la
decada de los sesenta hasta principios de los setenta donde finalmente desarrollo una
tercera generacion de esta herramienta NML-C, la cual fue comercializada a finales de

los setenta.

Durante este tiempo continuos avances en (RMN) permitieron a Seevers desarrollar la
relacion entre el tiempo de relajacion y la permeabilidad de areniscas en 1965, Timur
desarrollé el concepto de indice de fluido libre y un nuevo métodos para medir la
permeabilidad usando principios (RMN) en 1968. La relacion entre tamafo de poro y
propiedades de la matriz fue desarrollada por Loren y Robinson de Shell Oil company en
1969.

Durante los afos setenta y ochenta muchas compaiias en conjunto con algunos

laboratorios  desarrollaron técnicas para caracterizar muestras corazonadas.



Schlumberger desarrollo a finales de los ochenta avances significativos en los

mecanismos de relajacion y distribucion de poros.
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Figura 1. Principio de las primeras herramientas RMN.

La herramienta de Schlumberger media los tiempos de relajacién transversal T,. Los
protones son alineados en la direccion del campo terrestre considerado homogéneo en
esa escala. Una bobina horizontal inclina los protones 90 grados, posteriormente estos
empiezan a realizar precesion alrededor del campo magnético hasta su total
desfasamiento. La misma Bobina media el tiempo de relajamiento transversal a medida
gue los protones empezaban a relajarse. La curva de tiempo de relajamiento transversal
T, (la sefial NML) se extrapolaba hasta el principio para obtener la porosidad, asumida
igual al indice de fluido libre. Fuente. Bill Kenyon, Robert Kleinberg, Christian Straley
Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar Land, Texas, USA.

Nuclear Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st Century.

La primera herramienta en la toma de registros (RMN) se desarrollé a finales de los
ochenta y su mayor desventaja fue la obligada adicién de magnetita, no deseable en el

lodo de perforacion para eliminar la sefal de fondo de pozo, dado que esto no era



ventajoso para otros trabajos se termind adaptando la herramienta para su uso en

laboratorio con muestras de nucleos.

Finalmente a finales de los ochenta y principios de los noventa Numar y Schlumberger
presentaron las herramientas que se utilizan hoy en dia, las cuales han tenido

modificaciones hasta su completo desarrollo.

Las dos herramientas desarrolladas son: la CMR (Combinable Magnetic Resonance) tool
de Schlumberger y por Numar la MRIL (Magnetic Resonance Imager Log); ambas
herramientas usan campos magnéticos permanentes en vez del campo magnético
terrestre para alinear los protones y un sistema de radiofrecuencia de pulso magnético el
cual permite la medida de los tiempos de relajacién transversal T,. El uso de campos
magnéticos permanentes permite la medida de volumenes controlados por la herramienta,

eliminando la adicién de Magnetita en los lodos de perforacién®. Figura 2.
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Figura 2. Diseno de fondo de pozo de la herramienta (RMN).

La herramienta de campo terrestre ubicada en la parte superior izquierda propuesta por
Brown y Gamson en 1960, en la parte superior derecha la herramienta actual desarrollada
por Schlumberger que usa campos magnéticos permanentes. La herramienta
desarrollada por Numar en 1990 en la parte inferior izquierda la cual fue la primera
herramienta comercial, en la parte inferior derecha la configuracion de Schlumberger la
cual fue la base para la herramienta de Numar. Fuente Bill Kenyon, Robert Kleinberg,
Christian Straley Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar
Land, Texas, USA. Nuclear Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st
Century.



1.2 DIFERENCIA ENTRE REGISTROS DE RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR Y
REGISTROS CONVENCIONALES.

En registros de Resonancia Magnética Nuclear (RMN), sélo los fluidos son visibles a la
medida de la herramienta que se utiliza. Las medidas de porosidad con registros de RMN
no poseen ningun aporte de los minerales de la roca y la herramienta no necesita
calibrarse para la litologia de la formacion. Esta caracteristica en el perfilaje de los
registros RMN hace que este sea fundamentalmente diferente al perfilaje de los registros
convencionales. El perfilaje con herramientas convencionales de registros de porosidad,
tales como el Neutrdn, el Densidad y el Sénico, estan influidas por todos los componentes
de una roca de yacimiento. Dado que las rocas de yacimiento tienen por lo general mayor
fraccion rocosa que espacios llenos de fluidos, el perfilaje con herramientas
convencionales tienden a ser mucho mas sensibles a los materiales en la matriz mineral
que a los fluidos en los poros. Los registros convencionales de resistividad, son
extremadamente sensibles a los espacios llenos de fluidos y tradicionalmente son usados
para estimar la cantidad de agua que hay en una roca de yacimiento, este tipo de registro
no puede considerarse como un verdadero registro de fluidos. Las herramientas que
utiliza estan fuertemente influenciadas por la presencia de minerales conductivos y, para
que las respuestas de estas herramientas puedan ser adecuadamente interpretadas, se
requiere un conocimiento detallado tanto de las propiedades de la formacién como de las

del agua que hay en el espacio poroso.

Los registros de RMN suministran tres tipos de informacion, que lo hace especial entre los

registros convencionales:

e Informacion sobre las cantidades de los fluidos en la roca.
¢ Informacion sobre las propiedades de los fluidos.

¢ Informacion sobre los tamafios de los poros que contienen los fluidos.



1.2.1 Cantidad de fluido.

Los registros de RMN pueden medir directamente la densidad de nucleos de hidrégeno
en fluidos de yacimiento. Teniendo en cuenta que la densidad del nucleo de hidrégeno
presente en el agua es conocida, los datos que reportan las herramientas de RMN se
pueden convertir directamente a una porosidad aparente llena de agua. Esta conversion
se puede hacer sin conocimiento de los minerales que constituyen la fraccion soélida de la
roca, y sin consideracion alguna acerca de los rastros quimicos en los fluidos (tales como

el boro) que puedan perturbar las mediciones de porosidad por medio del Neutrén.

1.2.2 Propiedades de los fluidos.

Es posible utilizar las herramientas de los registros de RMN para estudiar los fluidos en
una zona delgada a pocas pulgadas de la pared del pozo. Las herramientas de los
registros con RMN pueden determinar la presencia y las cantidades de diferentes fluidos
(agua, petréleo, y gas), y también algunas de las propiedades especificas de los fluidos
(por ejemplo, la viscosidad). En las herramientas con registros RMN es posible establecer
secuencias de pulsacion especificas, o “activaciones”, que mejoran sus capacidades de

detectar condiciones particulares de los fluidos.

1.2.3 Porosidad y tamaio de poro.

El comportamiento de RMN de un fluido en el espacio poroso de una roca de yacimiento
es diferente al comportamiento de RMN del fluido en bruto “como si estuviese en un
tanque de dimensiones infinitas”. Por ejemplo, a medida que el tamafo de los poros que
contienen agua disminuye, las diferencias entre las propiedades aparentes de RMN del
agua en los poros y del agua en bruto aumentan. Se pueden usar métodos simples para
obtener informacion suficiente sobre el tamafno poroso a partir de datos de registros RMN
como para mejorar considerablemente la estimacion de propiedades petrofisicas claves
tales como la permeabilidad y el volumen de agua irreducible por capilaridad. La

microporosidad asociada con arcillas y con algunos otros minerales contiene tipicamente



agua que, desde una perspectiva RMN, aparecen casi como un sélido. El agua en esos
microporos tiene un “tiempo de relajamiento” muy rapido. Debido a este relajamiento
acelerado, esta agua es mas dificil de ver que, por ejemplo, el agua producible asociada
con poros mas grandes. Las anteriores generaciones de herramientas de perfilaje con
RMN eran incapaces de ver agua en esos microporos, y como el agua estaba asociada la
mayoria de las veces con arcillas, la porosidad medida con estas primeras herramientas
se la caracterizaba como “porosidad efectiva”. Las herramientas modernas de perfilaje
con RMN pueden ver esencialmente todos los fluidos en el espacio poroso, y las
mediciones de porosidad hechas por ellas se caracterizan, por lo tanto, por ser
mediciones de “porosidad total”. La informacion sobre tamafio poroso proporcionada por
las herramientas modernas se usa para calcular una porosidad efectiva que imita la
porosidad que se media con las anteriores generaciones de herramientas RMN. Ademas,
una de las caracteristicas clave de la filosofia de disefio de las mediciones RMN es que
las medidas hechas en las formaciones, se pueden duplicar en laboratorio mediante
mediciones RMN hechas sobre nucleos de rocas recuperadas de la formacion. Esta
capacidad para hacer mediciones reproducibles bajo condiciones muy diferentes es lo
que hace posible para los investigadores el calibrar las mediciones RMN de acuerdo con

las propiedades petrofisicas de interés (tales como tamafio poroso)®.

La Figura 3 compara las respuestas de los registros RMN con los registros
convencionales. El modelo volumétrico comun usado en la comparaciéon consiste en un
componente de roca soélida y un componente de fluido poroso. El componente de roca
solida esta compuesto por minerales arcillosos y no arcillosos, y el componente de fluidos
porales esta compuesto por agua e hidrocarburos. Conceptualmente, los fluidos porales
se pueden subdividir en agua asociada con la arcilla, agua irreducible por capilaridad,

agua movible, gas, petrdleo liviano, petroleo de viscosidad mediana, y petréleo pesado.

Aunque los registros convencionales, tales como el Neutréon, el Densidad, y el Sénico,
exhiben una respuesta en masa y volumen a todos los componentes del modelo
volumétrico, son mas sensibles a los minerales de la roca sélida que a los fluidos porales.
Mas aun, las respuestas de las herramientas con estos registros estan altamente
afectadas por el pozo y el revoque de lodo, y el volumen sensible de estas herramientas

no esta tan bien definido como el de la herramienta con registros RMN.
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Las herramientas de registros de resistividad, tales como Induccion y Lateral, responden a
fluidos conductivos tales como agua asociada con la arcilla, agua capilar, y agua movible.
En base al contraste de conductividad entre (1) agua asociada con la arcilla y (2) agua
capilar y agua movible, los modelos de agua doble y de Waxman-Smits fueron
desarrollados para una mejor estimacion de la saturacion total de agua. Aun con estos
modelos, el reconocimiento de las zonas productivas es todavia dificil porque no existe
contraste de conductividad entre agua irreducible y agua movible. Al igual que las
herramientas de registros convencionales de porosidad, las herramientas de resistividad
son muy sensibles al pozo y al revoque del lodo, y sus volumenes sensibles estan muy

poco definidos.

La interpretacién convencional de perfiles usa registros de resistividad y porosidad
corregidos ambientalmente para determinar la porosidad de la formacion y la saturacion
de agua. Una serie de factores, tales como la evaluacién de la exactitud de las respuestas
de las herramientas, la seleccion de valores confiables para los parametros del modelo, y
la combinacién de resoluciones verticales con las profundidades de investigacién de las
diversas mediciones, se suman al desafio de estimar con confianza la porosidad y la
saturacién de agua. Ademas, con perfiles convencionales, la distincion entre petroleo

liviano, petréleo de viscosidad mediana, y petrdleo pesado es imposible.

Como se indica en la Figura 3, la porosidad de los registros RMN es esencialmente
independiente del tipo de roca sodlida es decir, las herramientas de los registros RMN son
sensibles solamente a fluidos porosos. La diferencia en varias propiedades RMN, tales
como tiempos de relajamiento (T, y T,) y difusividad (D), entre varios fluidos hace posible
distinguir (en la zona investigada) entre agua irreducible, agua movible, gas, petroleo
liviano, petréleo de viscosidad mediana, y petréleo pesado. Los volimenes sensibles de
las herramientas de registros RMN estan muy bien definidos; por lo tanto, si el pozo y el
revoque del lodo no estan dentro de los volumenes sensibles, éstos no afectaran las

mediciones de los registros RMN.

El modelo volumétrico de la Figura 3 no incluye otros parametros que pueden estimarse a

partir de las mediciones con registros RMN, a saber: el tamafio poroso, la permeabilidad
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de la formacion; la presencia de arcilla, las cavidades y las fracturas; las propiedades de
los hidrocarburos tales como viscosidad y el tamafio de granos. Estos factores influyen en
las mediciones con registros RMN, y sus efectos se pueden extraer para proveer
informacion muy importante para la descripciéon y evaluacién del yacimiento. Las

mediciones con perfiles convencionales son insensibles a esos factores®.
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Cira informacién del perfil de NMR:
1. Tamaiio poral

2. Permeabilidad

3. Propiedades de hidrocarburos,
4, Prasencia de arcillas

.| 5. Cavidades

6. Tamario de granos

7. Fracturamientos

Afectada por el pozo
¥ v el revoque del lodo;
: : : ; 5 : ¢ volumen sensible mal
Despues de comeccion por mineralogia ; : c : definido.

Respuesta de los perfiles de
porosidad

Respuesta de los perfiles de i : : Afectada por el pozo
resistividad e ' B T - ' . y el revoque del lodo;
. . ) : : 3 : : volumen sensible mal

Después de carreccion por arcilla : 5 : Lo definido.

: : : I : Problemas posibles:
Interpretacion convencional 3 : 2 : : : 1. Concordancia en la profundidad de

H . . 1 H : investigacidn

i : : — : 2. Corcardancia en la resolucian verical
Porosidad y saturacion de fluidos : : : P —— 3. Precisitn de |a funcién de respuesta

: i : : H : 4. Efectos de los parametros del modelo
Respuesta del RMN E‘ : ; o

H 3

Segun la diferencia entre T, T, : : : A
y D entre fluidos diferentes, se : : § : : T
puede evaluar cuantitativamente : ' :
la perosidad, la saturacién y la : ; : definido; ninguna influencia
permeabilidad. : : : E- : del pozo y del revoque del
: : 2 P : lodo si no esta dentro del
volumen sensible.

Figura 3. Comparacion respuestas de las herramientas RMN con herramientas
convencionales.

Las respuestas de las herramientas con registros RMN son Unicas entre las herramientas
de perfilaje. La porosidad con registros RMN es independiente de los minerales de la
matriz, y la respuesta total es muy sensible a las propiedades de los fluidos. Debido a
diferencias en tiempos de relajamiento y/o difusividad entre fluidos, los datos de los
registros RMN se pueden usar para distinguir agua asociada con la arcilla, agua capilar,
agua movible, gas, petréleo liviano, y petréleos viscosos. A menudo se puede extraer mas
informacion, tal como tamafio poroso, permeabilidad, propiedades de hidrocarburos,
cavidades, fracturas, y tamafios de granos. Ademas, como los volimenes a los que las
herramientas de los registros RMN son sensibles estan muy bien definidos, los fluidos y
las rugosidades del pozo tienen muy poca influencia sobre las mediciones con registros
RMN. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging
Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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1.3 CONCEPTOS FUNDAMENTALES EN REGISTROS DE RESONANCIA MAGNETICA
NUCLEAR Y ALGUNOS EJEMPLOS.

La medida de la curva de distribucién T, resume todas las medidas con (RMN) y a la vez

posee multiples aplicaciones Petrofisicas.

1.3.1 Curva de distribuciéon T, en medio poroso.

El tiempo de relajacion transversal es proporcional al tamafio de poro, donde el
decaimiento observado es la suma del decaimiento por los poros individuales la cual
viene de los protones de hidrogeno. Graficamente se asocia el volumen de fluido de cada

poro con un valor de To,.

El procesamiento de la sefial utiliza una transformacion de los datos (RMN) en una

distribucién de T,. Figura 4.

1.3.1.1 Porosidad con RMN.

La amplitud inicial de la curva de decaimiento no procesada es directamente proporcional
al niumero de nucleos de hidrogeno polarizados en el fluido en el espacio poral. La
porosidad no procesada reportada esta dada por la relaciéon entre esta amplitud y la
amplitud equivalente cuando la herramienta se coloca en un tanque de agua (es decir, un
medio con 100% de porosidad). Esta porosidad es independiente de la litologia de la roca
y se puede corroborar comparando las mediciones hechas sobre nucleos en el laboratorio
RMN con las mediciones de porosidad en un laboratorio de petrofisica convencional.

La exactitud de la porosidad no procesada reportada depende basicamente de tres

factores:

e Un tiempo de polarizacion, TW suficientemente largo como para lograr la

polarizacion completa de los nucleos de hidrégeno en los fluidos.
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Figura 4. Curva de relajacion transversal y de distribucion T,.

La herramienta mide la amplitud del decaimiento de la sefial que es la suma del
decaimiento de todos los T, generados por la sefial de los protones de hidrogeno en un
volumen medido. Separando por rangos los valores de T, mediante una inversion
matematica se produce la curva de distribucion de T,, representada en la parte inferior.
Esta curva representa la distribucién del tamafio de poro y el area bajo la curva de la
distribucién de T, es la porosidad (RMN), que debe ser igual a la maxima amplitud en la
curva de T, grafica de arriba. Utilizando la distribuciéon de T, “distribucién de tamafio de
poro, grafica inferior y una media logaritmica es posible calcular pardmetros como
permeabilidad y porosidad de fluidos libres. Fuente, Bill Kenyon, Robert Kleinberyg,
Christian Straley Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar
Land, Texas, USA. Nuclear Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st
Century.
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e Un tiempo de espaciamiento entre ecos, TE suficientemente corto como para
registrar los decaimientos por fluidos asociados con poros de arcilla y otros poros
de tamafo similar.

e Un numero de nucleos de hidrogeno en el fluido que sea igual al numero que

habria en un volumen equivalente de agua, es decir, HI = 1.

Si se satisfacen las condiciones anteriores, la porosidad de RMN es la mas exacta

disponible en la industria del perfilaje.

Los factores primero y tercero son sélo relevantes para gas o hidrocarburos livianos. En
estos casos, se pueden realizar activaciones especiales en la herramienta RMN para
proveer informacion a efectos de corregir la porosidad. El segundo factor era un problema
en anteriores generaciones de herramientas. Estas no podian, en general, percibir la
mayoria de los fluidos asociados con minerales de arcilla. Como en el andlisis de arenas
arcillosas la porosidad no arcillosa se denomina porosidad efectiva, en el pasado la
porosidad del registro RMN, también se denominaba porosidad efectiva (MPHI) “siglas de
la herramienta usada por Halliburton”. Hoy dia, las herramientas actuales de registros
RMN captan una porosidad total (MSIG) “siglas de la herramienta usada por Halliburton”
usando tanto un TE corto (0.6 ms) con polarizacion parcial como un TE largo (1.2 ms) con
polarizacion completa. La diferencia entre MSIG y MPHI se interpreta como agua
asociada con la arcilla (MCBW) “siglas de la herramienta usada por Halliburton”. Esta
segmentacion de la porosidad es util para el analisis y a menudo se corresponde con
otras mediciones de porosidad efectiva y agua asociada con la arcilla. La division de la
porosidad entre porosidad asociada con la arcilla y porosidad efectiva depende hasta
cierto punto del método utilizado; por lo tanto, otras particiones pueden ser diferentes a

las obtenidas a partir de la porosidad del registro RMN.
Las mediciones con RMN en nlcleos de rocas se hacen habitualmente en el laboratorio.

La porosidad se puede medir con TE suficientemente corto y TW suficientemente largo

como para captar toda la porosidad visible para la técnica RMN?.
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1.3.1.2 Ejemplos de porosidad con registros RMN.

El escaneo de un microscopio electrénico de barrido, muestra dos imagenes de areniscas
que poseen la misma porosidad, cuya permeabilidad a Ila salmuera difiere
aproximadamente en un factor de 37. La curva de distribucion indica cual de las dos
areniscas es de mejor calidad. La arenisca de menor permeabilidad posee valores de T,
menores y mayor presencia de arcillas por el mayor volumen de agua asociado a las

arcillas que la roca mas permeable. Figura 5.

Comparaciones frecuentes se realizan entre la informacion del tamafio de poro en la
curva de distribuciéon y las curvas de presion capilar de inyeccidon de mercurio. Es
importante mencionar que la presion capilar brinda informacion del tamafo de garganta
de poro, mientras la curva de distribuciéon T,, brinda informacion del tamafo de poro. Se
ha encontrado que la curva de distribucion de T,, complementa las curvas de inyeccion

capilar y estas a su vez se correlacionan muy bien.

Un ejemplo tomado de una formacién compuesta por carbonatos, la distribucién de T,
desde X340 ft hasta X405 ft presenta una ligera inclinacion en el distribucion hacia la
izquierda indicando poros pequefios, esta interpretacion no solo permite ver que parte de

la formacion es productora ademas le sirve a gedlogos en el analisis de Facies. Figura 6.
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Figura 5. Imagen de dos areniscas con porosidades similares y diferente
permeabilidad.

La arena con menor permeabilidad posee mayor presencia de arcillas y poros de menor
tamafio que la arena con mayor permeabilidad. La diferencia entre las rocas se puede
observar con la curva de distribucién, donde la arena con menor permeabilidad presenta
menores valores de T, y mayor agua asociada (parte gris de la grafica). Fuente Robert
Freedman. Advances in NMR Logging Robert Freedman, Schlumberger Oilfield
Services JPT Enero 2006.
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Figura 6. Ejemplo del perfilaje RMN en Carbonatos.

Este ejemplo de Carbonatos. Muestra la distribucién de tamafio de poro y el indice de
fluido libre. En este pozo la compafia estaba muy preocupada por la conificacion de
agua. En el intervalo por debajo de X405 ft se indica una saturacién de agua cercana al
100 % a través de registros convencionales (Pista 3). En la pista 4 se encuentra la curva
de distribucién de T, obtenida por (RMN) la cual indica un tamafio de poro muy pequefio.
Los poros de gran tamafio estan ubicados por encima de los X405 ft con valores altos en
la curva de T,, aplicando un indice de fluido libre de 100 milisegundos para el Tacutorr, la
curva indica que casi toda el agua es irreducible, lo cual permitié a la compafiia incluir el
intervalo de X 380 a X 395 en su programa de cafioneo. Fuente Bill Kenyon, Robert
Kleinberg, Christian Straley Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris
Morriss, Sugar Land, Texas, USA. Nuclear Magnetic Resonance Imaging—
Technology for the 21st Century.
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1.3.2 Litologia independiente de la porosidad total.

El hecho que la porosidad (RMN) sea independiente de la litologia es uno de los avances
mas significativos en la evaluacion de formaciones, ya que con registros convencionales
como el registro de densidad, neutrén o sonico, los cuales dependen de las propiedades
conocidas de la matriz de la roca en estudio. La porosidad (RMN) medida en aquellas
formaciones heterogéneas con litologia mixta, o aquellas en las cuales no se posee
ninguna informacién, el registro de porosidad (RMN) obtendra valores mucho mas
confiables que aquellos medidos con registros convencionales. Ver figura 7. Esta figura
muestra los avances en registro de porosidad (RMN) frente a registros convencionales en
una formacion con litologia mixta en una formacién de carbonatos. La pista 1 contiene
registros de mineralogia y volumen de fluido. La parte superior del registro esta dominado
por la presencia de dolomitas con arcilla y cuarzo. En la parte inferior predominan calizas
con alguna presencia de dolomitas. La pista 2 contiene 2 registros de densidad,
asumiendo un 100 % de caliza y dolomita, junto con un registro de porosidad (RMN). En
esta pista se puede notar que el registro (RMN) concuerda con el registro de densidad en
el cual se asumié 100 % de dolomita en la parte superior el cual reporta una lectura
incorrecta en la parte inferior la cual contiene calizas mezcladas con dolomitas. De igual
forma el registro de densidad en el cual se asumié6 100 % de calizas lee de forma
incorrecta en la parte superior, el cual concuerda correctamente en la parte inferior con el
registro (RMN). Esta es una muestra que el registro de porosidad reporta lecturas de

porosidad independiente de la litologia de la formacion y en forma correcta.

Lo porosidad registrada por el (RMN) puede registrar con gran exactitud la porosidad en
aquellas zonas que cuya preferencia a la mojabilidad es por hidrocarburos, e incluso
aquellas que contienen shales. Una de las dificultades del registro (RMN) es cuando
encontramos aceites con viscosidades superiores a los 10000 cp. La herramienta no
alcanza a registrar los valores de las amplitudes de estos aceites en la curva de T, ya que
son demasiado pequefias, por lo cual el registro reportara valores superiores a los
verdaderos. Este déficit comparado con los registros de densidad se puede utilizar para

identificar hidrocarburos muy pesados.
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Lithology-Independent NMR Total Porosity

Figura 7. Porosidad RMN independiente de Ia litologia.
El registro de porosidad (RMN) en carbonatos de litologia mixta muestra la

independencia de la litologia en la toma del registro. El registro (RMN) concuerda en
forma correcta con el registro de densidad en aquellas zonas donde la densidad de la
matriz asumida concuerda con la densidad de la matriz. Fuente Robert Freedman.
Advances in NMR Logging Robert Freedman, Schlumberger Oilfield Services JPT
Enero 2006.

1.3.3 Permeabilidad con registros de resonancia magnética nuclear.

Actualmente encontramos dos ecuaciones empiricas de gran acogida en la industria estas
son la de Schlumberger-Doll-reserch (SDR) y la de Timur-Coates. Estas ecuaciones
fueron derivadas a partir de la correlacion que existe entre el tamafo de poro y el tamano
de garganta de poro en muchas arenas, la cual fue la base de estas ecuaciones, por
ende la permeabilidad (RMN), reporta excelentes estimaciones de permeabilidades de

salmueras en arenas saturadas de agua. Los parametros establecidos para ambas
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ecuaciones proveen muy buenas estimaciones de permeabilidad, estos pueden usarse
para diferenciar si una zona es mas permeable que otra sin importar que los valores no
sean los reales de la formacion. Para estimar valores reales de permeabilidad de la
formacién, se recomienda realizar medidas en muestras de nucleos para estimar los
valores de los parametros reales. Las dos ecuaciones estan afectadas por hidrocarburos
por ende las permeabilidades relativas de aceite y agua aun no se han cuantificado.
Ninguna de las ecuaciones es valida para carbonatos debido a la poca relacion entra el
tamafno de garganta poro y el tamafo de poro medido con (RMN) que se presenta en
estas formaciones. El calculo de permeabilidad en carbonatos es uno de los temas mas

investigados hoy en dia. Las ecuaciones se encuentran en la Figura 8*.

Timur-GCoates equation =D R equation
m—=, n~=2 m—3 . n—=2

Figura 8. Ecuaciones de Timur Coates y SDR.

La ecuacion de Timur- Coates contiene la porosidad total y la relacion de volumen de
fluido libre (FFV) y el agua irreducible (BFV) “siglas utilizadas por Schlumberger”. La
ecuacion de (SDR) también contiene la porosidad pero en cambio utiliza una media
logaritmica de T, (T,.\v) en lugar de (FFV/BFV). Los exponentes son por lo general 4y 2
pero esto depende del area en cuestion. Fuente. David Allen Charles Flaum T. S.
Ramakrishnan, David Fairhurst, Tim Pritchard, Jonathan Bedford Kees Castelijns.
TRENDS IN NMR LOGGING, Oilfield Review 2000.

1.3.4 indice de fluido libre.

El valor de indice de fluido libre es determinado por la aplicacion de T @ la curva de
distribucién de T,. Valores por encima de T,qui0fr indican tamanos de poro suficientemente

grandes como para producir fluidos, y valores por debajo de Tyuf indican tamafios de
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poro demasiado pequefios para producir fluidos, los cuales se encuentran atrapados por

presiones capilares incapaces de producirse.

Para verificar esta suposicion se han realizado muchos experimentos en muestras de
rocas. La curva de distribucion de T, se ha medido en nucleos saturados de agua antes y
después de ser centrifugados en aire para liberar el agua que se puede producir. Las
muestras de nucleos son centrifugadas bajo presiones de 100 psi para simular la presion
capilar del yacimiento. Antes del proceso de centrifugado la curva de distribucién T,
corresponde a todos los tamafios de poros, se presume que en el proceso de
centrifugacion los poros de mayor tamafo se vacian primero, dejando una curva de

distribucién mas pequefia la cual se puede observar en la Figura 9.

Se ha observado que muchas muestras de arenas presentan un Taur de 33
milisegundos en la curva de distribucidn. El Tacuor discernira entre fluido libre y agua
asociada por capilaridad en formaciones de arenas. En carbonatos este tiempo es tres
veces el de las arenas aproximandose a 100 milisegundos. Estos valores varian
dependiendo de cuanto difiere la presion capilar del yacimiento de 100 psi. Teniendo en
cuenta esto se debe realizar el experimento para hallar el valor de Tt POr ejemplo en
una arena de grano fino, la interpretacion a partir de registros convencionales muestra un
porcentaje de 70% a 80 % de saturacién de agua a través de una arena con alto
contenido de shales. Con registros (RMN) gran parte de la curva de distribucion T, cae en
la region por debajo de los 33 milisegundos de Tautofr, iNdicando que la gran mayoria de
agua es agua asociada por capilaridad. Lo que permitié a la compafia completar el pozo
el cual puesto en produccién genero altos contenidos de gas e hidrocarburos y bajos

niveles de agua. Figura 10.
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Figura 9. Porosidad de fluido libre.

La porosidad de fluido libre es determinada al aplicar un Tacu @ 1a curva de distribucion
de T,. El area bajo la curva por encima de T indica la porosidad de fluido libre
(partes superior de la grafica). Esta zona se relaciona con el tamafio de poro de fluidos
moéviles en la muestra de roca. El valor de T,eufr fue determinado en el laboratorio a partir
de muchas muestras de nucleos saturados con agua. Primero se tomo la curva de
distribucién de T,, posteriormente las muestras de nucleos fueron centrifugadas a una
presion de 100 psi para simular el drenaje debido a la presion capilar del yacimiento. La
cantidad de fluido drenado iguala la porosidad de fluido libre, la cual es convertida a un
area equivalente en la curva de distribucion de T,. El area sombreada a la derecha
determina el valor de Tauof. Una comparacion de la curva de distribucion de T,, antes y
después del centrifugado muestra la valides de esta técnica (parte superior de la grafica).
La porosidad de fluido libre medida en una formacién de arena en dos pozos usando un
Tacutorr de 33 milisegundos obtenido en la parte superior de la grafica, muestra excelente
correlacion al grafica la porosidad de fluido libre vs. la porosidad centrifugada (parte
inferior de la grafica). Fuente Bill Kenyon, Robert Kleinberg, Christian Straley
Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar Land, Texas, USA.
Nuclear Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st Century.
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Figura 10. Interpretacion de una arena de grano fino a partir de perfiles
convencionales y de RMN.

En esta arena con alto contenido de shale como se ve en la pista 1. La distribucion de T,
se encuentra distribuida en gran parte por debajo de la linea de 33 milisegundos de
Tocutorr, 1@ cual indica agua asociada por capilaridad. La interpretacidon por registros
convencionales en la pista 3 muestra una alta saturacién de agua, la cual implica
produccién de agua. La pista 4 que muestra el registro (RMN) indica que casi toda esta
agua es asociada por capilaridad la cual no es producible. Este pozo produce a un corte
de agua del 30 %. Fuente Bill Kenyon, Robert Kleinberg, Christian Straley Ridgefield,
Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar Land, Texas, USA. Nuclear
Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st Century.
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1.4 RESUMEN DE APLICACIONES DEL PERFILAJES DE RMN.

Estudios de casos especificos y la teoria han mostrado que las herramientas (RMN)

proveen datos para determinar:

» Porosidad Total, Efectiva y Producible, independientes de la litologia y sin
fuentes Radioactivas.

» Caracterizacion del espacio poroso en sus constituyentes: Tamano Poroso,
Fluido Libre, Fluido Irreducible por Capilaridad, Fluido Irreducible en Arcillas por
intercambio cationico, Microporosidad y porosidad en Cavidades.

» Permeabilidad Absoluta en rocas clasticas con o sin hidrocarburo.

» Deteccion de cambios deposicionales y/o de facies en rocas clasticas.

> ldentificacion Directa de Hidrocarburos en la zona invadida sin la ayuda de
otros perfiles, independiente de la salinidad del agua de formacién o del tipo de
lodo. Existen 3 métodos diferentes segun sean los hidrocarburos pesados,
medios, ligeros o gas.

» ldentificaciéon de Contactos en aguas dulces o en lodos base aceite.

» Estimacioén de la Viscosidad Aparente. 4 métodos segun rango de viscosidades
a estimar: T;, T,, Do y Subestimacion de porosidad.

> Saturacion de Agua en la Zona Virgen en formaciones altamente arcillosas,
independiente de m y n, con el moderno método de agua doble de G. Coates
[MRIAN (Magnetic Resonance Analysis, modelo de saturacién basado en modelo
de agua doble para formaciones arcillosas, independiente de la litologia)]. Este
método concilia la Resistividad Profunda con todas las porosidades caracterizadas
por el registro RMN, y marca un avance significativo en el calculo de reservas
producibles.

» Saturaciéon de Hidrocarburo Residual en la Zona Invadida unicamente con
registros RMN. Usando adquisicion multi-frecuencia [multiple tiempo de
polarizacion TW y el modelo TDA, (Time Domain Analysis, modelo de saturacién
en la zona invadida para hidrocarburos livianos y gas basado Unicamente en

medidas RMN sin ayuda de otros perfiles)] esta aplicacion esta disefiada para la
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deteccion de crudos livianos (< 1.0 cp) y/o gas en lodos de base agua (WBM) o
base aceite (OBM).

Saturacion de Hidrocarburo Residual en la Zona Invadida unicamente con
registros RMN. Usando adquisicion multi-frecuencia [multiple-tiempo de
espaciamiento entre ecos TE y el modelo DIFAN (Difusién Analysis, modelo de
saturacion en la zona invadida para crudos de viscosidad media basado
Unicamente en medidas RMN sin ayuda de otros perfiles)], esta aplicacion esta
disefada para la deteccién de crudos de viscosidad media (1.0 a 50 cp) con aguas
de formacién fresca, o de salinidad variable, en lodos de base agua (WBM).
Caracterizacion de la Movilidad de los Fluidos sin perfil de Rxo. Esta
aplicacion esta disefiada para la deteccion de Movilidad en Crudos Muy
Pesados en lodos WBM en pozos perforados con lodo OBM donde no se puede

obtener un perfil de Rxo con herramientas resistivas o dieléctricas®.

29



2. PRINCIPIOS BASICOS Y HERRAMIENTAS DEL PERFILAJE DE RESONANCIA
MAGNETICA NUCLEAR.

Las mediciones del perfilaje RMN vy la interpretacion del perfil RMN se pueden entender
con el conocimiento de unos pocos conceptos basicos de RMN. Estos conceptos son
magnetismo nuclear, polarizacion, tiempo de relajamiento Ty, inclinaciéon de pulsacion,
decaimiento de induccion libre, ecos de momentos rotacionales, tiempo de relajamiento

T», y secuencias de pulsacion CPMG®.

2.1 MAGNETISMO NUCLEAR.

La resonancia magnética nuclear (RMN, por sus siglas en inglés) se refiere a la respuesta
de los nucleos atdémicos a los campos magnéticos. Muchos nucleos tienen un momento
magnético neto y un momento angular o rotacional. Frente a un campo magnético
externo, un nucleo atémico gira alrededor de la direccion del campo magnético externo
de manera muy similar a un giroscopio que gira alrededor del campo gravitatorio terrestre.
Figura 11. Cuando estos nucleos magnéticos giratorios interactian con los campos

magnéticos externos, se pueden producir sefales medibles.

Se pueden efectuar mediciones de cualquier nucleo que tenga un numero impar de
protones o neutrones o ambos, tales como el ntcleo de hidrégeno ('H), carbono (**C), y
sodio (®*Na). Para la mayoria de los nucleos encontrados en formaciones de la tierra, la
sefial magnética nuclear inducida por campos magnéticos externos es demasiado
pequefa para ser detectada por un instrumento magnético de perfilaje RMN de pozos. Sin
embargo, el hidrégeno, que tiene soélo un protén y ningun neutrén, es abundante tanto en
agua como en hidrocarburos. El atomo de Hidrogeno posee un momento magnético
relativamente amplio, y genera una sefal potente. Hasta hoy, casi todos los perfilajes
RMN vy los estudios de rocas hechos con RMN se basan en respuestas del nucleo del
atomo de hidrogeno. Por esta razén, a veces se quita la palabra “nuclear” de “resonancia
magnética nuclear’, y se usa en cambio perfilaje de “resonancia magnética” (MR) o

perfilaje de “imagenes con resonancia magnética” (MRI)®.
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Figura 11. Movimiento de precesion del atomo de Hidrogeno frente a un campo
magnético externo.

El ndcleo de hidrogeno se comporta como una barra magnética una vez este perturbado
por un campo magnético externo su momento rotacional comienza a girar alrededor del
campo magnético externo (parte izquierda de la grafica) de la misma forma que un
giroscopio gira alrededor del campo magnético terrestre. Fuente Bill Kenyon, Robert
Kleinberg, Christian Straley Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris
Morriss, Sugar Land, Texas, USA. Nuclear Magnetic Resonance Imaging—
Technology for the 21st Century.

El nucleo de un atomo de hidrogeno es un proton, que es una particula pequefia,
positivamente cargada con un momento angular asociado o rotacional. El proton giratorio
representa una espira de corriente que genera un campo magnético (0 momento
magnético) con dos polos (norte y sur) alineados con el eje del momento rotacional. Por lo
tanto, el nucleo de hidrogeno se puede considerar como una barra imantada cuyo eje
magnético esta alineado con el eje del momento rotacional del nucleo, como se ilustra en

la Figura 12. (Izquierda)®.
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Cuando hay muchos atomos de hidrégeno presentes y no existe ningin campo magnético

externo, los ejes de los momentos rotacionales nucleares del hidrégeno estan alineados

al azar, como se muestra en la Figura 12 (derecha).

Figura 12 .Magnetismo nuclear inherente de los nucleos de hidrogeno.

Debido a su magnetismo nuclear inherente, los ndcleos de hidrégeno (a la izquierda) se
comportan como si fueran pequefias barras imantadas alineadas con los ejes de los
momentos rotacionales de los nlcleos. En ausencia de un campo magnético externo, los
ejes magnéticos nucleares (a la derecha) quedan alineados al azar. Fuente Modificada
de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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2.2 POLARIZACION.

El primer paso para hacer una medicion RMN es alinear nucleos magnéticos con un
campo magnético estatico, Bo. Cuando B, se aplica a un nucleo magnético, B, ejerce un
momento de torsidén sobre el nucleo que actua para alinear el eje del momento rotacional

nuclear con B,.

Cuando se aplica un momento de torsién a un objeto giratorio, el eje del objeto se mueve
perpendicular al momento de torsion en un movimiento llamado precesion, tal como se
ilustra en la Figura 13 (izquierda). Entonces, cuando B, se aplica a un nucleo magnético,
el nucleo hara precesion alrededor de B,. La frecuencia precesional f, llamada la

frecuencia de Larmor, esta dada por:

f _ r*By
_ 2 11 Ecuacién 2.1

Siendo y la relacion giromagnética, que es una medida de la intensidad del magnetismo

Y

nuclear. Para el hidrégeno, —= 42.58 MHz/tesla. Otros nucleos tienen otros valores de

Y.

La ecuacion 2.1 muestra que la frecuencia de Larmor de un nucleo dado es proporcional
a la magnitud del campo magnético estatico y a la relacién giromagnética del nucleo. Para
un campo magnético estatico, cada nucleo tiene diferente frecuencia de Larmor (debido a
las diferentes relaciones giromagnéticas); por lo tanto, cada nucleo se puede diferenciar

en base a esas frecuencias.

Para un atomo de Hidrégeno, la relacion giromagnética tiene un valor fijo, y de acuerdo a
la Ecuaciéon 2.1, la frecuencia de Larmor es funciéon de la intensidad del campo
magnético estatico. Si la intensidad del campo magnético depende de la posicion,
entonces la frecuencia de Larmor asociada con el nucleo es funcién de la posicion del

nucleo.
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Las herramientas de registros RMN producen un campo de gradiente estatico primario
cuya intensidad esta en funcién de la distancia radial a partir de la superficie del
instrumento. Por lo tanto, la ubicacidon de la region del espacio investigada por el
instrumento esta determinada por la frecuencia de Larmor a la que responde el

instrumento de RMN.

Segun la mecanica cuantica, cuando un protéon esta sujeto a un campo magnético
externo, el protdn es forzado hacia uno de estos dos estados energéticos. Como se indica
en la Figura 13 (derecha), el estado energético de un protdn en particular depende de la
orientacion del eje precesional del protén con respecto a la direccién del campo externo.
Cuando el eje precesional es paralelo a By, el protén esta en el estado de baja energia,
que es el estado preferido. Cuando el eje precesional esta en posicion antiparalela a By,

el protdn esta en el estado de alta energia. A la direccion de By se la designa como la

direccion longitudinal.

Cuando un gran numero de protones giratorios estan haciendo precesion alrededor de By,
como se ilustra en la Figura 14, hay mas momentos rotacionales haciendo precesion
paralelos a By que antiparalelos. La diferencia entre el nimero de protones alineados
paralela y antiparalelamente al campo B, forma la magnetizacion bruta M, que provee la

sefial medida por los dispositivos de RMN.

Una vez que los protones estan alineados en el campo magnético estatico, se dice que
estan polarizados. La polarizacion no ocurre inmediatamente sino que mas bien crece en

una constante de tiempo, que es el tiempo de relajamiento longitudinal, T;:

t

M,=M, (1-e™) Ecuacion 2.2
Donde:
t = el tiempo durante el que los protones estan expuestos al campo B,.
M, (t) = la magnitud de la magnetizacion al tiempo t, cuando se toma la direccion de By a

lo largo del eje z.

Moy = La magnetizacion final y maxima en un campo magnético dado.
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T, es el tiempo en el que la magnetizacion alcanza 63% de su valor final, y tres veces T
es el tiempo en el que se logra el 95% de la polarizacion. En la Figura 15 se ilustra una
curva de relajamiento o polarizacion T;. Fluidos diferentes, tales como agua, petréleo, y

gas, tienen tiempos de relajamiento T diferentes®.

Momento rotacional unico Muchos momentos rotacionales

Alta energia

rrrr’yz

/|

.

SRR eNS

Baja energia

Figura 13. Frecuencia precesional del nucleo de hidrogeno frente a un campo
magnético externo (izquierda), Estado energético del nucleo (derecha).

En un campo magnético externo (izquierda), la frecuencia precesional de un nucleo
depende de la relacién giromagnética del nucleo y de la intensidad del campo externo. La
alineacién del eje de precesion de un nucleo con respecto a la direccion del campo
externo (derecha) determina el estado energético del nicleo. Fuente Modificada de
Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Figura 14. Magnetizacion neta de los nucleos de hidrogeno frente a un campo
magnético externo.

Cuando muchos protones estdn haciendo precesioén en un campo magnético externo,
aparecera una magnetizacion neta (My). Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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Figura 15. Curva del tiempo de Polarizacién T,.

Las curvas de relajamiento (polarizacion) T; indican el grado de alineamiento de los
protones, o magnetizacién, en funcion del tiempo en el que una poblacién de protones
esta expuesta a un campo magnético externo. Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

2.3 INCLINACION DE PULSACION Y DECAIMIENTO DE INDUCCION LIBRE.

El segundo paso en el ciclo de mediciones RMN es el de inclinar la magnetizacion desde
la direccién longitudinal hasta un plano transversal. Esta inclinacion se logra aplicando un
campo magnético oscilatorio (B4) perpendicular a By, €l campo magnético estatico. Para
una inclinacion eficaz, la frecuencia de B4 debe igualar la frecuencia de Larmor de los

protones en relacién a By.

En la Figura 16 se ilustra un campo magnético oscilatorio interactuando con protones.

Desde el punto de vista de mecanica cuantica, si un protén esta en el estado de baja
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energia, puede absorber energia provista por B4 y saltar al estado de alta energia. La
aplicacion de B4 hace también que los protones giren entre si. Este cambio en el estado

energético causado por B4 se llama resonancia magnética nuclear.

Alta energia

3 L T
1

\

i ey

Baja energia

Figura 16. Fenémeno de resonancia magnética nuclear.

Para una interaccién eficaz con protones (izquierda), el campo magnético oscilatorio By
debe tener un componente sustancial perpendicular al campo estatico By y debe tener
una frecuencia figual a la frecuencia de Larmor de protones f, en el campo estatico. En
este caso (derecha), los protones giran entre si y pueden absorber energia del campo
oscilatorio y cambiar a un estado de alta energia. Asi es como se da la resonancia
magnética nuclear. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NVIR

logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

A un nivel macroscoépico, la resonancia causa la inclinacién de la magnetizacién, la cual
hace precesion alrededor de By a la frecuencia de Larmor. El angulo al cual se inclina la

magnetizacion esta dado por:
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9 — j/Bltl Ecuacién 2.3

Donde:
0 = angulo de inclinacion (grados).
B+ = Magnitud del campo oscilatorio.

t; = tiempo durante el que se aplica el campo oscilatorio.

El angulo de inclinacion es proporcional al producto B4ty donde se refleja la energia que
B, suministra al sistema de momentos rotacionales de los protones. El angulo de
inclinacion aumenta incrementando la potencia del campo oscilatorio o incrementando el
tiempo durante el cual se aplica el campo oscilatorio. La relaciéon entre inclinacion y el

angulo de la Ecuacion 2.3 esta ilustrada en la Figura 17.

El campo B, utilizado en el perfilaje RMN es un campo magnético oscilatorio pulsante.
Los términos de pulsacion angular, tales como una pulsacién 1 (o pulsacion a 180°) y una
pulsaciéon 1 /2 (o pulsacion a 90°), se refieren al angulo al cual B4 inclina la

magnetizacion.

Cuando un instrumento de RMN aplica una pulsacion B4 a 90° a la poblacién de protones
polarizados por el instrumento, los protones hacen precesion en fase en planos
transversales (con relacién a By). Macroscopicamente, la magnetizaciéon esta inclinada

90° y hace precesion en el plano transversal.

Cuando el campo B4 se apaga, la poblacién de protones comienza a desfasarse, 0 a
perder coherencia de fase, es decir que las precesiones de los protones ya no estaran en
fase entre si. Por lo tanto, a medida que el desfasaje progresa, la magnetizacién neta
disminuye. En esta situacion, una bobina receptora que mide la magnetizacion en la
direccion transversal detectara una sefal en decaimiento (Figura 18). Este decaimiento
es usualmente exponencial y se llama decaimiento de induccion libre. La constante de
tiempo del FID (T,*) es muy corta, unas pocas decenas de microsegundos. El FID esta
causado por heterogeneidades del campo magnético que se deben al gradiente del

campo magnético y a ciertos procesos moleculares que ocurren en el material que se esta
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midiendo. Debido a las heterogeneidades en el campo de By, protones en ubicaciones
diferentes haran precesion con frecuencias de Larmor diferentes, produciendo asi este

muy rapido decaimiento®.

Angulo de inciinacion
0=yBy

Pulsacién a 90° Pulsacién a 180°

Figura 17. Angulo de inclinaciéon después de la magnetizacion.

El angulo de inclinacion 8 depende de la intensidad del campo oscilatorio B4 y del tiempo
t; durante el cual se aplica el campo. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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Figura 18. Decaimiento de induccion libre.
Luego de la aplicacién de una pulsacion a 90°, la poblacién de protones se desfasa, y se
puede detectar una sefial de decaimiento de induccién libre (FID). Fuente Modificada de
Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.

2.4 DETECCION DE ECOS DE MOMENTOS ROTACIONALES.

El desfasaje causado por la heterogeneidad del campo magnético estatico By es
reversible. Los vectores de magnetizacion de protones en los planos transversales se
pueden volver a poner en fase cuando se aplica una pulsacion By a 180°. Si un vector de
magnetizacion transversal tiene un angulo de fase «, entonces la aplicacion de una
pulsacion B4 a 180° cambiara el angulo de fase a —« . En efecto, el orden de fase de los
vectores de magnetizacion transversales se revierte, de modo que los vectores mas
lentos (desde el punto de vista de la fase) estan adelante de los vectores mas rapidos.
Los vectores mas rapidos alcanzan a los vectores mas lentos, (ver analogia figura 19) lo
cual produce un refasaje, y se genera una sefial que es detectable en la bobina receptora.

Esta senal se llama un eco de momentos rotacionales. Si transcurre un tiempo t entre la
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aplicacion de la pulsacién B4 a 90° y la pulsacion B4 a 180°, entonces el mismo tiempo t
va a transcurrir entre la aplicacion de la pulsaciéon B, a 180° y el pico del eco de
momentos rotacionales. Es decir, el tiempo de refasaje es igual al tiempo de desfasaje, y
el pico de ecos de momentos rotacionales ocurre a 2t, que se define como tiempo de
espaciamiento entre ecos TE. En la Figura 20 se ilustra la generacion de ecos de

momentos rotacionales.

Aunque un eco de momentos rotacionales unico decae muy rapidamente, se pueden
aplicar pulsaciones a 180° repetidamente para refasar los componentes de magnetizacion
y generar una serie de ecos de momentos rotacionales. Entonces se puede registrar un
tren de ecos de momentos rotacionales, como se ilustra en la Figura 21. Un eco de
momentos rotacionales se forma a mitad del camino entre cada par de pulsaciones a
180°. El espaciamiento entre ecos (TE) es el tiempo entre los picos de ecos adyacentes.
El numero de pulsaciones en el tren de pulsaciones es NE. La secuencia completa de
pulsaciones es: una pulsacién a 90° seguida por una larga serie de pulsaciones a 180°,
esta secuencia se llama una secuencia de CPMG, sigla que proviene de las iniciales de

los apellidos de sus inventores, Carr, Purcell, Meiboom, y Gill.

En la medida en que la difusion se pueda ignorar, la secuencia de pulsaciones de CPMG
anula el desfasaje causado por la heterogeneidad del campo By; sin embargo, el
desfasaje que resulta como consecuencia de interacciones moleculares y difusion es
irreversible. Una vez que ocurre este desfasaje irreversible, los protones no se pueden
reenfocar completamente, y el tren de ecos de momentos rotacionales decaera. Como se
muestra en la Figura 22, un instrumento de perfilaje con RMN mide la amplitud de los
ecos de momentos rotacionales en la secuencia de CPMG para monitorear el decaimiento

de magnetizacién transversal, y por lo tanto, el desfasaje irreversible®.

La constante de tiempo del decaimiento de magnetizaciéon transversal se llama

tiempo de relajamiento transversal, o también T, La amplitud del tren de ecos de

momentos rotacionales en el tiempo t, que es la amplitud de la magnetizacion transversal

My (), esta dada por:
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—t
M,(t)=M,e’? Ecuacién 2.4

Donde Mox es la magnitud de la magnetizacion transversal en t = 0 (el tiempo en el que
cesa la pulsacion a 90°). El decaimiento T, de la formacién contiene la mayor parte de la
informacion petrofisica que se puede obtener de un perfilaje RMN y por lo tanto es el
primer objetivo de las mediciones del perfilaje RMN. Como se mencioné en el Capitulo 1,
los datos sin procesar obtenidos por el perfilaje RMN son los trenes de ecos de momentos

rotacionales.

43



. gar ﬁ ¢
f% phed, gy

o 4. 180 puks=
ety ngfes 9 Q EfSPms ﬁ oo (9
precession ana o precssson {f

= ?&%ts B A
ﬂﬁﬂ%@ ks

Ba. Spins

%@M

5, Spins in
Fighest By “?} Etum at the 6b. Sarme
F%reoeas ' safr‘re :é.e they S@cﬁ?ﬁpﬁlﬁe
Stest Lt
? A= ar =a[le=l

Figura 19. Analogia de los corredores en el desfasaje y refasaje de los protones.

Los circulos numerados corresponden a la analogia de los corredores. Imaginese una
carrera que empieza con el pulso de 90° (el disparo inicial), (1) después de varias vueltas
los corredores se encuentran en diferentes posiciones de la pista (2,3). Luego imaginese
que el arbitro hace un segundo disparo, pulso de 180° (4,5) y los corredores empiezan a
correr en sentido contrario. Los corredores mas rapidos deben recorren una distancia mas
larga para volver al inicio asumiendo que cada corredor lo hiciera a la misma velocidad
con que lo ha hecho todos regresaran al punto de partida al mismo tiempo (6a). Digamos
que existen algunas variaciones en esa velocidad los corredores llegaran al punto de
partida pero con pequefias diferencias (6b). De forma similar ocurre el refasaje de los
protones cientos de veces en una medida RMN. Fuente Bill Kenyon, Robert Kleinberg,
Christian Straley Ridgefield, Connecticut, USA. Greg Gubelin, Chris Morriss, Sugar
Land, Texas, USA. Nuclear Magnetic Resonance Imaging—Technology for the 21st

Century.
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Figura 20. Generacién de ecos de momentos rotacionales.

(1) Para generar un eco de momentos rotacionales, se aplica primero una pulsacion B; a
90°. (2) Luego de la cesacién de la pulsacion a 90°, comienza el desfasaje. (3) En un
tiempo t, se aplica una pulsacion B4 a 180° para invertir los angulos de fase y entonces se
inicia el refasaje. (4) El refasaje procede. (5) El refasaje estd completo, y se genera una
sefial mesurable (un eco de momentos rotacionales) en un tiempo 2t. Fuente Modificada
de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Figura 21. Tren de ecos de momentos rotacionales.

Para generar un tren de ecos de momentos rotacionales, se utiliza la secuencia de
pulsos de CPMG, que consiste en una pulsacion B; a 90°, seguida por una secuencia de
pulsaciones B; a 180° Las pulsaciones B; a 180° van seguidas por unos ecos de
momentos rotacionales de amplitud decreciente. Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMIR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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Figura 22. Curva de decaimiento de la magnetizacién transversal.

Las amplitudes de los ecos de momentos rotacionales en decaimiento producen una
curva de decaimiento exponencial con una constante de tiempo T,. Fuente Modificada
de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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2.5 SINCRONIZACION DEL TIEMPO DE LAS MEDICIONES RMN.

Luego de un periodo igual a varias veces T, el decaimiento de la magnetizacion
transversal esta esencialmente completo, y no es posible hacer mas refasaje. Durante
una secuencia de CPMG, la pulsacion a 90° reorienta la polarizacion de modo que no
haya ninguna polarizacion longitudinal de los protones, y las pulsaciones a 180° suprimen
la acumulacidon de mas polarizacion longitudinal. Por lo tanto, al final de la secuencia de
CPMG los protones quedan de manera completamente aleatoria. Para comenzar la
siguiente secuencia de CPMG, los protones se deben polarizar otra vez. Entonces, es
necesario un tiempo de espera (TW) entre el final de una secuencia de CPMG vy el

comienzo de la siguiente, durante el cual tiene lugar la repolarizacion.

Un tipico diagrama de sincronizacién de tiempos para mediciones RMN esta ilustrado en
la Figura 23. La seccion superior de la figura describe dos secuencias de CPMG, cada
una de las cuales consiste en una pulsacion B; a 90° seguida por una serie de
pulsaciones a 180°. La seccion inferior representa eventos de polarizacion (curvas de
relajamiento T), e ilustra los trenes de ecos de momentos rotacionales (curvas de
relajamiento T,) asociados con las dos secuencias de CPMG. El tiempo de polarizacion
(TW), el espaciamiento entre ecos (TE), y el nimero de ecos (NE) son parametros los

cuales debe determinar el perfilador®.

Para determinar la magnitud de My, se efectua una estimacion de la amplitud del tren de
ecos de momentos rotacionales a t = 0 a partir de las mediciones de trenes de ecos de
momentos rotacionales. Para evitar una subestimacion de M,, se requiere polarizacion
total o casi total (95%). Para lograr un 95% de polarizacién, TW debe ser igual a tres

veces Ty.

A medida que disminuye TE, los ecos de momentos rotacionales seran generados y
detectados mas tempranamente y mas rapidamente, y la relacion sefial a ruido se
incrementa debido a la mas alta densidad de puntos de datos. A medida que aumenta
NE, se generaran y detectaran ecos de momentos rotacionales por mas tiempo, pero se

requiere mas intensidad de B;.
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Figura 23. Diagrama de sincronizacion de mediciones RMN.

Este diagrama de sincronizaciéon de medicion RMN muestra (arriba) secuencias de
pulsaciones CPMG y (abajo) curvas de polarizacion (relajamiento T,) y adquisicion de
trenes de ecos de momentos rotacionales. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

2.6 HERRAMIENTAS DE LOS REGISTROS DE RESONANCIA MAGNETICA
NUCLEAR.

Teniendo presente el grado de competencia en la corrida de este tipo de registro, se
presenta una breve descripcion de las herramientas que usan HALLIBURTON Y
SCHLUMBERGER, consideradas lideres en el perfilaje RMN.
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La Corporacion NUMAR, subsidiaria de Halliburton, desarrollé la herramienta de
Imagenes por Resonancia Magnética MRIL, que incorpora un iman largo permanente
para crear un campo estatico lateral en la formacién. Esta herramienta se corre en la
parte central del pozo y el volumen de medicién consiste de una capsula resonante
cilindrica y concéntrica de 24 pulgadas [61 cm] de longitud y aproximadamente 0.04
pulgadas [1 mm] de espesor. El diametro promedio de la capsula resonante es de unas
15 pulgadas [40 cm] y se determina por la frecuencia de operacion de la herramienta. En
un pozo de 10 pulgadas [25.4 cm] puede alcanzar una profundidad de investigacion de
2.5 pulgadas [7.6 cm]. Cuando se cuenta con una elevada profundidad de investigacion,

es posible reducir la sensibilidad a la rugosidad en muchos huecos.

La ultima versién de la herramienta de NUMAR es la MRIL-Prime, que incorpora mejoras
que permiten aumentar la velocidad y la eficiencia del perfilaje. Esta equipada con imanes
prepolarizadores de 3 pies [1 m] ubicados por encima y por debajo de la antena, lo cual
permite registrar hacia arriba y hacia abajo, y ofrece una capacidad de medicion con
multicapsulas de nueve frecuencias. Cada capsula de medicién se puede programar con
una secuencia de pulsacion diferente, y la medicién se puede alternar entre las distintas
capsulas a través del cambio de frecuencia. La variacién total en la profundidad de
investigacion de las nueve capsulas, es de aproximadamente 1 pulgada [2.5 cm]. La
operacion multifrecuencia permite realizar una medicion de la porosidad total y adquirir
datos multiparametros con diferentes secuencias de pulsado en cada capsula. La figura
24 ilustra los “cilindros de investigacion” para la herramienta MRIL-Prime, lanzada al
mercado en 1998. El diametro y el espesor de cada region cilindrica delgada se
seleccionan simplemente especificando la frecuencia central y el ancho de bandas
centrales a las cuales se sintonizan el transmisor y el receptor del instrumento MRIL. El
diametro del cilindro es dependiente de la temperatura, pero usualmente mide 14 a 16

pulgadas®.
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Figura 24.Herramienta MRIL-Prime.

La herramienta MRIL-Prime se puede operar a nueve frecuencias distintas e
independientes. El uso de frecuencias multiples permite que se obtenga informacion
independiente a partir de cilindros concéntricos multiples, mejorando asi la relacion sefal
a ruido, permitiendo mayores velocidades de perfilaje, y habilitando la adquisicion de
datos complejos con diversas secuencias de pulsacién en forma simultanea. Fuente M.G.
Prammer, J. Boston, R.N. Chandler, ED. Drack and M.N. Miller, NUMAR. A NEW
MULTIBAND GENERATION OF NMR LOGGING TOOL.

Esta herramienta se encuentra disponible en dos tamafos. El diametro estandar de la

herramienta es de 6 pulgadas; mide 53 pies [16 m] de largo y pesa 1500 libras [680 kg].
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Existe un modelo mas liviano que tiene un diametro de pulgadas [12 cm], mide 50 pies
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[15 m ] de largo y pesa 1300 libras [590 kg]. Estas herramientas permiten obtener
registros en pozos de 5”8 pulgadas hasta 12" pulgadas [31 cm] de didmetro. La velocidad
de perfilaje en ambientes con tiempo de polarizacion reducido, es de 1440 pies/hr [440

m/hr] y de 700 pies/hr [213 m/hr] para la versién reducida de la herramienta.

Por otro lado La herramienta Combinable de Resonancia Magnética CMR, introducida por
Schlumberger en 1995, se opera apoyada contra las paredes del pozo por medio de un
descentralizador. Una antena corta direccional, ubicada entre dos imanes optimizados,
enfoca la medicion de la herramienta CMR en una zona vertical de 6 pulgadas [15 cm] y
hasta 1.1 pulgadas [2.8 cm] dentro de la formacion. El area en frente de la antena no
contribuye a la sefial, permitiendo a la herramienta operar en pozos con cierta rugosidad.
La antena actia como transmisor y receptor (transmite la secuencia CPMG vy recibe el
tren de ecos. La ultima version dentro del grupo de herramientas CMR, la herramienta
CMR-Plus, contempla este aspecto. Esta nueva herramienta incluye varias mejoras con
respecto a la version anterior, la herramienta CMR-200, que comprenden el nuevo disefio
del iman con un campo prepolarizado mas extenso, que permite aumentar las velocidades
de perfilaje hasta 3600 pies/hora [1097m/h] en ambientes de relajacion rapida. Se trata de
una herramienta compacta, de bajo peso, y muy resistente que tiene 15.6 pies [4.8 m] de
largo y pesa 450 libras [204 kg]. El disefo del patin con bajo perfil, permite operar en
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pozos con diametros u orificios de solo pulgadas [15 cm] de diametro'. Ver figura 25.
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Figura 25. Disefio de la herramienta CMR.

La herramienta CMR-Plus utiliza una antena similar a la herramienta CMR-200; la
configuracion de los imanes y los elementos electronicos también son semejantes. Los
dos imanes permanentes crean una zona sensible a un campo de resonancia en la
formacién (arriba a la derecha y abajo a la izquierda). No obstante, los imanes de la
herramienta CMR-Plus (abajo a la derecha) tienen 30 pulgadas (76 cm) de largo para
permitir la prepolarizacién de los atomos del hidrégeno en rotacion mientras se perfila en
forma continua. Fuente. David Allen Charles Flaum T. S. Ramakrishnan, David
Fairhurst, Tim Pritchard, Jonathan BedfordKees Castelijns. TRENDS IN NMR
LOGGING, Oilfield Review 2000.
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2.6.1 Proceso de Medida las Herramienta MRIL.

El proceso de medicion con herramientas de RMN consiste en cuatro pasos basicos:
1. Polarizacion de los nucleos.
2. Inclinacién de la magnetizacion.
3. Deteccién de ecos de momentos rotacionales.
4

Repolarizacion de los nucleos.

2.6.1.1 Polarizacion.

Una herramienta MRIL contiene un enorme iman permanente que produce un campo
magnético estatico. Antes de que una formacidon geolégica sea perfilada con una
herramienta MRIL, los nucleos de hidrégeno de la formacion se alinean con el campo
magnético terrestre. Como la magnitud del campo magnético terrestre es relativamente
pequefia, la magnitud de la magnetizacién inducida en los protones es también pequefa.
A medida que la herramienta MRIL se desplaza a través de la formacién, el campo de alta
magnitud B, de la herramienta domina y polariza a los protones (es decir, los alinea con el
campo de By). Por ejemplo, la intensidad del campo terrestre es de aproximadamente 0.5
gauss, mientras que la intensidad del campo magnético generado por la herramienta
MRIL en el volumen sensible es de aproximadamente 176 gauss, el cual es 350 veces
mas potente que el campo magnético terrestre. Para protones en fluidos porales, la
polarizacion “completa” toma hasta varios segundos y se puede lograr mientras la
herramienta se desplaza a lo largo del pozo. Se efectian mediciones confiables siempre y
cuando los protones queden expuestos al mismo campo magnético estatico a través de
todo el ciclo de la prueba. La Figura 26, muestra el incremento de polarizacion en funcién
del tiempo. Una vez que los protones estan polarizados, quedan en un estado de

equilibrio y permaneceran polarizados a menos que se produzca una perturbacion.

2.6.1.2 Inclinacion de la magnetizacion y detecciéon de ecos de momentos
rotacionales.

La técnica de las herramientas RMN para inclinar la magnetizacion y obtener ecos de

momentos rotacionales a partir de una formacién esta ilustrada en la Figura 27. Una
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herramienta MRIL genera un campo magnético estatico con gradiente en direccion radial;
por lo tanto, la frecuencia Larmor de protones cambiara segun la distancia radial a la
herramienta. Una antena, la cual rodea al iman de la herramienta, sirve como transmisor
de campo oscilatorio y como receptor de ecos de momentos rotacionales. La antena
produce un campo B4 que es perpendicular a By y que rota el vector de magnetizacion
hacia el plano transversal. Los valores seleccionados para la frecuencia y ancho de banda
de las pulsaciones del campo B4 determinan la geometria del volumen sensible y, por lo

tanto, la profundidad de investigacion de la herramienta.

=
=]
=
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[=
<L

16 18

Tiempo (ms)

Figura 26. Proceso de Polarizacion herramienta MRIL.

(1) Antes de que los protones estén sujetos al campo magnético estatico de la
herramienta MRIL, sus ejes de momentos rotacionales estan alineados al azar. (2) Una
vez que los protones quedan expuestos al campo magnético estatico de la herramienta
MRIL, sus ejes de rotacibn comienzan a hacer precesion, con los ejes precesionales
guedando alineados en la direccién del campo estatico By(r). (3 y 4) A medida que la
exposicion continda, los ejes de rotacién se acercan a los ejes precesionales, y la
magnetizacion neta de la poblacién de protones aumenta, como indica la figura. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Figura 27. Técnica de las herramientas RMN para inclinar la magnetizacion y
obtener ecos de momentos rotacionales a partir de una formacion.

La antena de la herramienta MRIL (izquierda) aplica una pulsacion oscilatoria By a 90° a
protones con sincronizacion de fase e inclina la magnetizacion 90°. A medida que los
protones se desfasan, la antena transmisora de la herramienta MRIL (centro) aplica una
pulsacién oscilatoria BT a 180° para volver a poner en fase a los protones. Cuando los
protones se vuelven a poner en fase (derecha), generan una sefial, un eco de momentos
rotacionales, que es medible con una antena receptora en la herramienta MRIL. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

La herramienta MRIL registra el tren de ecos de momentos rotacionales, tal como se
ilustra en la Figura 28. La secuencia de pulsacion CPMG cancela el desfasamiento
causado por los efectos de gradiente del campo By; sin embargo, el desfasamiento
causado por la interaccion molecular o de procesos de difusidn es irreversible. Cuando

ocurre este desfasamiento irreversible, los protones no se pueden volver a reenfocar

55



completamente, y el tren de ecos de momentos CPMG disminuye. Una herramienta MRIL
mide la amplitud de los ecos de momentos en la secuencia CPMG para medir la
disminucién de magnetizacion transversal y, con ella, el desfasamiento irreversible. Una
vez que se adquiere un tren de ecos de momentos, el iman repite la polarizaciéon para la

proxima medicion CPMG, tal como se ilustra en la Figura 29.

Pulsacion de RF

90° 180° 180° 180° 180°
TE

B L

Seiial de ecos Tiempo (ms)

=

“Antena

Tiempo (ms)
Mandril del iman

Figura 28. Tren de ecos de momentos rotacionales herramienta MRIL.

Para generar y recibir un tren de ecos de momentos rotacionales, una herramienta MRIL
emite una pulsacion B; a 90° seguida por una secuencia de pulsaciones B; a 180. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Figura 29. Ciclo de mediciones herramientas RMN.

El ciclo de mediciones RMN, que se repite continuamente durante un perfilaje, consiste en
una polarizacion de protones seguida por la obtencién de trenes de ecos. Los trenes de
ecos en decaimiento reflejan el desfasaje que sigue a la polarizacion. Fuente Modificada
de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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3. ESTIMACION DE PROPIEDADES PETROFISICAS A PARTIR DEL PERFILAJE DE
RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR.

Para analizar las propiedades Petrofisicas de los yacimientos usualmente se requieren
métodos convencionales, los cuales involucran analisis de nucleos y la coleccion de
algunos registros de pozos. Las propiedades Petrofisicas mas investigadas son
porosidad, permeabilidad y saturacion de agua irreducible, estos parametros
proporcionan un estimativo de la cantidad de hidrocarburos existentes en los yacimientos
y que tan facil pueden ser recuperados. Para obtener estos parametros a través de
meétodos convencionales de muestras de nucleos. El nicleo muestreado primero debe ser
corazonado y posteriormente lavado para su analisis, dadas las multiples opciones para
medir la porosidad y la necesidad de medir la permeabilidad en estado seco, estos
analisis resultan ser tediosos, caros y a la vez con un alto consumo de tiempo el cual en

nuestra industria representa dinero.

Para determinar estos parametros a través de registros convencionales es necesario
correr varios registros y si tenemos en cuenta la limitada resolucion vertical que estos
poseen es muy dificil obtener datos confiables en algunos yacimientos tales como
carbonatos, los cuales presentan porosidad vugular, ademas es necesario tener datos
litolégicos para obtener estos parametros a partir de registros convencionales, los cuales

en el caso de los carbonatos es demasiado complejo.

La aplicacion de registros de Resonancia Magnética Nuclear (RMN) ha tenido una amplia
aceptacion en la evaluacion de formaciones, estos registros permiten estimar la
informacion de los parametros petrofisicos ya antes mencionados y ademas estimar una
distribucién del tamafo de poro a partir de las mediciones de relajamiento de Resonancia
Magnética Nuclear (RMN). El entendimiento de la naturaleza del relajamiento RMN de los
fluidos en los poros de las rocas es critico para una aplicacion adecuada RMN en

evaluacion de formaciones’.
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3.1 MECANISMOS DE RELAJAMIENTO DE RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR
PARA FLUIDOS EN UN MEDIO POROSO.

Los relajamientos longitudinal (T;) y transversal (T,) estan causados por interacciones
magnéticas entre protones. Desde un punto de vista atémico, el relajamiento T; ocurre
cuando un sistema de protones haciendo precesion transfiere energia a sus alrededores.
El protén donante se relaja a su estado de baja energia, en el cual el protén hace
precesion a lo largo de la direccion de By. La misma transferencia también contribuye al
relajamiento de T,. Ademas, el desfasaje contribuye al relajamiento de T, sin involucrar
una transferencia de energia a los alrededores. Por lo tanto, el relajamiento transversal es
siempre mas rapido que el relajamiento longitudinal; en consecuencia, T, es siempre
menor o igual a T;.

En general:

e Para protones en solidos, T, es mucho menor que T;.
e Para protones en fluidos de yacimiento:
v" Cuando el fluido esta en un campo magnético estatico homogéneo, T, es
aproximadamente igual a T;.
v" Cuando el fluido esta en un campo magnético de gradiente y se utiliza un
proceso de mediciones con CPMG, T, es menor que T;. La diferencia esta
controlada en gran parte por el gradiente de campo, el espaciamiento entre

ecos, Yy la difusividad del fluido.
e Cuando un fluido humectante ocupa un medio poroso, tal como el de una roca,
tanto T, como T; decrecen dramaticamente, y los mecanismos de relajamiento son

diferentes a los de los protones tanto en solidos como en fluidos.

Para fluidos en los poros de una roca, hay tres mecanismos de relajamiento

independientes asociados con esto:
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e proceso del fluido en bruto, que afecta el relajamiento tanto de T, como de T.

e proceso de relajamiento por superficie, que afecta el relajamiento tanto de T; como
de To.

e proceso de difusién en presencia de gradientes de campo magnético, que sélo

afecta el relajamiento To.

Todos estos tres procesos trabajan en paralelo; por lo tanto, los tiempos Ty T, de fluidos

encontrados en un medio poroso estan dados por:

1 1 1 1
— = + + Ecuacién 3.1
T2 T2 Bruto TZSuperficie TZ Difusion

1 1 1

— = + Ecuacion 3.2
Tl TlBruto T

1Superficie

Donde:

T, = tiempo de relajamiento transversal del fluido poral segun la medicion hecha por una
secuencia CPMG.

Tasrute = tiempo de relajamiento T, del fluido poral si estuviera medido en un recipiente tan
amplio que los efectos del recipiente serian despreciables.

Tasuperficie = tiempo de relajamiento T del fluido poral que proviene del relajamiento de
superficie

Tapifusion = tiempo de relajamiento T, del fluido poral segun es inducido por difusion en el
gradiente de campo magnético.

T, = el tiempo de relajamiento longitudinal medido del fluido poral.

Tisruto = tiempo de relajamiento T, del fluido poral si estuviera medido en un recipiente tan
amplio que los efectos del recipiente serian despreciables.

Tasuperiicie = tiempo de relajamiento T, del fluido poral que proviene del relajamiento por

superficie.
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La importancia relativa de los tres mecanismos de relajamiento dependen del tipo de
fluido que hay en los poros (agua, petroleo, o gas), los tamafos porales, la potencia del
relajamiento por superficie, y la humectabilidad de la superficie de la roca. En general,

para una roca humectada con agua®:

e Para salmuera, T;esta dominado por Tasyperficie-

e Para petrdleo pesado, T, tiene a Tagruto COMO su principal contribuyente.

o Para petroleo de viscosidad mediana vy liviano, T, es una combinacion de Tapruto ¥
T.ditusion Y €S dependiente de la viscosidad.

e Para gas, T, esta dominado por Tagitusion-

3.1.1 Relajamiento en bruto.

El relajamiento en Bruto es una propiedad intrinseca de fluido, el cual es causado por la
difusion local de las moléculas del fluido. Este relajamiento se puede medir poniendo el
fluido en un recipiente grande (eliminando asi el relajamiento por superficie) y sometiendo
luego al fluido a un campo magnético homogéneo y a una secuencia de pulsacion CPMG.
Este mecanismo esta controlado por las propiedades fisicas del fluido, tales como
viscosidad y composicion quimica. Otras condiciones ambientales, tales como

temperatura y presion, afectan el relajamiento bruto de un fluido®.

Los tiempos de relajamiento (en segundos) para agua, gas, y petroleo estan dados por:

Agua®:
TK .y
Tiaro =3 Ecuacién 3.3
20877
TZBruto = TlBruto Ecuacién 3.4
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Gas':

Tt = 2.5*104( 'O.g ] Ecuacion 3.5

TZBruto = TlBruto Ecuacion 3.6

Petréleo inerte®:

T
Tianue = 0.00713—X Ecuacion 3.7
n

T

1

2Bruto TlBruto Ecuacién 3.8

Donde:

Tk = temperatura (°K).

n = viscosidad del fluido (cp).
P, = densidad del gas (gm/cm3).

3.1.2 Relajamiento por superficie.

El relajamiento por superficie tiene lugar en la interfase fluido-solido, es decir, en la
superficie del grano de las rocas. Un andlisis tedrico muestra que en el limite de difusion
rapido (El limite de difusion rapido esencialmente estd diciendo que los poros son
suficientemente pequefios y que los mecanismos de relajamiento por superficie son
suficientemente lentos como para que una molécula tipica cruce el poro varias veces
antes de relajarse), el factor dominante en los tiempos de relajamiento T,y T; esta dado

por:
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_1 =p, (EJ Ecuacion 3.9
poro

TZSuperﬁcie \%
; = pl(ij Ecuacion 3.10
TlSuperficie V poro

Donde:

p, = relaxividad por superficie para T, (poder de relajamiento T de las superficies de los
granos).

p, = relaxividad por superficie para T, (poder de relajamiento T, de las superficies de los

granos).

(S/V)pore = relacion entre superficie del poro y volumen de fluido.

Para formas simples, S/V es una medida del tamafno poral. Por ejemplo, para una esfera,

la relacion entre superficie y volumen es 3/r, siendo r el radio de la esfera.

La relaxividad de la superficie esta influenciada por la composicién de la superficie (iones
paramagnéticos y absorcion de compuestos hidrofobicos e hidrofilicos), ademas varia con
la mineralogia''. Por ejemplo, las superficies de los carbonatos muestran una relaxividad
por superficie mas débil que las superficies de cuarzo. Estimaciones de relaxividad por
superficie se pueden determinar en el laboratorio. Los fluidos controlados por relajamiento
por superficie muestran tiempos T, los cuales no son dependientes de la temperatura y la
presidon. Por esta razon, las mediciones RMN hechas en condiciones de medio ambiente
se usan comunmente para calibrar formulas utilizadas para estimar parametros
petrofisicos tales como permeabilidad y agua irreducible. Como el proceso de adquisicion
de mediciones utilizado en laboratorio es idéntico al proceso de adquisicion de
mediciones utilizado durante el perfilaje, los modelos determinados a partir de mediciones
de laboratorio se pueden transferir directamente a la interpretacion de datos de perfiles

RMN, simplificando asi el proceso de interpretacion®.
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3.1.3 Relajamiento inducido por difusion.

El gas, el petrdleo liviano, el agua, y algunos petréleos de mediana viscosidad muestran
un relajamiento inducido por difusidon considerable cuando estan en un campo magnético
de gradiente y estan sometidos a una secuencia CPMG con tiempos entre ecos largos.
Para estos fluidos la constante de tiempo de relajamiento Tagifusion, @sociada con el
mecanismo de difusidon, se convierte en una importante herramienta para su deteccion.
Cuando existe un gradiente considerable en el campo magnético estatico, la difusidon
molecular provoca desfasaje adicional y, por lo tanto, incrementa el indice de relajamiento
de T, (1/T,). Este desfasaje se produce porque la molécula se mueve a una region en la
que la intensidad del campo magnético es diferente, y en la que entonces el indice de
precesion es diferente. La difusion no tiene influencia sobre el indice de relajamiento de T
(1/1).

El indice de relajamiento inducido por difusion (1/Tagitusion) €Sta dado por:

1 D(y*G*TE) 2
T2Difusion 12

Ecuacion 3.11

Donde:

D = coeficiente de difusion molecular.

g = relacion giromagnética de un proton.

G = gradiente del campo magnético (G/cm).

TE = espaciamiento entre ecos utilizado en la secuencia CPMG.

Al igual que con el relajamiento en bruto, las propiedades fisicas tales como la viscosidad
y la composicion molecular controlan el coeficiente de difusion. Nuevamente, las
condiciones ambientales, temperatura y presion, afectan la difusion. El agua a
temperatura ambiente tiene un coeficiente de difusion de aproximadamente 2*10° cm?/s.

Los coeficientes de difusién del gas, petréleo, y agua estan dados (cm?/s) por:

Gas:
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T0.9
D, = 8.5*107"| X~ Ecuacién 3.12
Py

Petréleo:
5[ T« g
D, =1.3*10 Ecuacion 3.13
298n
Agua:
-5 TK .z
D, =1.2*107| —— Ecuacién 3.14
298n

Como se muestra en las Ecuaciones 3.12 a 3.14, los coeficientes de difusién para gas,
petroleo y agua aumentan con la temperatura (la viscosidad 7 disminuye con la

temperatura). El coeficiente de difusién para el gas disminuye con un aumento de la
presion porque la densidad del gas aumenta con la presion. El coeficiente de difusion de
los petréleos varia considerablemente porque diferentes petréleos muestran un amplio

rango de composiciones moleculares, lo cual genera un amplio rango de viscosidades.

Tres factores controlan la magnitud del gradiente de campo magnético G en una
formacién cuando ésta es perfilada con el instrumento RMN. El primer factor es funcién
del disefio y configuracion del instrumento (es decir, tamafo y frecuencia del instrumento).
El segundo factor da cuenta de las condiciones ambientales, tales como temperatura de
la formacion. Estos primeros dos factores son tenidos en cuenta en los graficos de
gradiente publicados para cada tipo de herramienta de RMN. El alto grado de
caracterizacion que se le ha podido dar al gradiente de campo ha hecho posible la
aplicacion de la difusion para la identificacion de hidrocarburos. El tercer factor se ocupa
de los gradientes inducidos por el By aplicado. Estos gradientes aparecen cuando existe
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una diferencia entre la susceptibilidad magnética de los granos de las rocas y los fluidos
porales. Estos gradientes son conocidos como gradientes internos y pueden causar mas

reduccién en tiempos de relajamiento.

El movimiento molecular en fluidos humectantes esta frecuentemente restringido por la
interfase entre granos de rocas y fluidos y/o por la tension interfacial entre fluidos. Debido
a esta restriccion, el coeficiente de difusion para un fluido en una roca difiere del
coeficiente de difusion del fluido en bruto a la misma presion y temperatura. Los efectos
de la difusidén se vuelven irrelevantes a espaciamientos cortos entre ecos para la
mayoria de los fluidos, con la excepcion de los gases, que muestran caracteristicas
considerables de difusion ain a espaciamientos pequeifos entre ecos. El
espaciamiento entre ecos en la secuencia CPMG es un parametro que puede seleccionar
el ingeniero de perfilajes durante su preparacion para el trabajo RMN. Si es necesario, los
efectos de la difusion se pueden realzar o reducir al minimo seleccionando el

espaciamiento entre ecos adecuado para la aplicacion deseada®.

Mecanismos de relajamiento basicos para
fluidos en los poros de una roca:

Los fluidos libres dentro de un poro
tienen indices de relajamiento mas
bajos.

Relajamiento en brutc para T2 y para T4
Relajamiento por superficie para T» y para T4
Relajamiento por difusién para To

1 1 S DIy GTE)?
T Pyt 12

1 S
i pl P
El fluido en contacto con la Tl TI , Bulk ¥

superficie tiene un indice
de relajamiento rapido.

Figura 30. Mecanismos de relajamiento bdsicos para fluidos en los poros de una
roca.

El relajamiento de fluidos porales se debe a mecanismos en bruto, por superficie y por
difusion. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging
Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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La integracion de las Ecuaciones. 3.9, 3.10, y 3.11 en las Ecuaciones. 3.1 y 3.2

producen:
** 2
i = 1 + pz(gj +M Ecuacioén 3.15
T2 T2 Bruto V Poro 12
i = 1 + pl(ij Ecuacion 3.16
Tl TlBruto V Poro

La Figura 30 ilustra los mecanismos basicos de relajamiento.

3.2 ESTIMACION DE POROSIDAD A PARTIR DE MECANISMOS DE RELAJAMIENTO
DE RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR.

La porosidad y la saturaciéon de fluidos son las medidas cuantitativas basicas para
describir la cantidad de fluidos en las diferentes fases presentes en un medio poroso y
son esenciales para describir el almacenamiento y movimiento de fluidos en un medio
poroso. Métodos convencionales proveen medidas promediadas de las propiedades de la
roca, en contraste a partir de la técnica de RMN es posible obtener valores de regiones

especificas en un medio poroso.
Existen un sin numero de aplicaciones RMN para observar la distribucién de fluidos en un
medio poroso. Muchos de estos estudios proveen medidas cualitativas o

semicuantitativas de la cantidad de fluido observado en una regién del medio poroso.

La dificultad de las medidas RMN, es que los tiempos de relajamiento transversal

asociados con los fluidos en un medio poroso son muy cortos. Esta caracteristica es el
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resultado de la cercana proximidad de las moléculas de fluidos a la superficie sélida, de la
susceptibilidad magnética y efectos quimicos, adquiriendo tiempos de relajamiento
transversales, donde resulta que la intensidad de la magnetizacién observada es diferente
de la intensidad de la magnetizacién intrinseca, la cual es proporcional al numero de

nucleos observados y es deseada para calcular la porosidad y la saturacion de fluidos.

Estimativos exactos de la intensidad de la magnetizacion intrinseca y por ende de la
saturacion y de la porosidad, se pueden obtener si los efectos debidos a la relajacion
transversal son modelados teniendo en cuenta la intensidad de la magnetizacion
observada. Existen muchas dificultades asociadas con el modelamiento de los tiempos de
relajamiento transversales, dado que el decaimiento de los tiempos de relajacion de los
fluidos en un medio poroso, no puede ser modelado usando un modelo exponencial
simple, debido a que la variacion en la estructura y superficie de de los poros de la roca,
produce variaciones en los tiempos de relajamiento transversales. Por estas razones para

obtener porosidad y saturacién se usa un modelo de decaimiento multiexponencial'?.

3.2.1 Modelo de decaimiento multiexponencial.

Las rocas de un yacimiento muestran comunmente una distribucion de tamanos porales y
frecuentemente contienen mas de un tipo de fluido. La Figura 31 ilustra el caracter de
decaimiento multiexponencial de un medio poroso que contiene poros de tamafos
diferentes y una sola fase humectante®. Ademas se pueden observar los dos diferentes
dominios de tiempo con los cuales trabaja el RMN; el tiempo cronolégico o real donde
se inducen y miden los ecos (Parte derecha de la figura) y el tiempo de relajacién o

velocidad de decaimiento exponencial T, de los ecos (centro de la figura).

El relajamiento por superficie se vuelve dominante cuando se usa un corto espaciamiento
entre ecos y la formacion solo esta saturada con salmuera. Bajo esta condicién, T, es
directamente proporcional al tamafio poral. Cuando se supone que todos los poros tienen
la forma geométrica similar, los poros mas grandes (columna izquierda de la Figura 31)

tienen la mas baja relacion de S/V y por lo tanto una tasa de decaimiento lenta, es decir el
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valor mas largo de T,. Los poros de tamafio mediano tienen mas alta la relacion de S/V, y
su tasa de decaimiento es mas rapida, dando valores mas cortos de T,. Los poros mas
pequefios tienen la relacion mas alta de S/V y las tasas de decaimiento mas rapidas

dando valores mas cortos de T 3.

Figura 31. Modelo de decaimiento multiexponencial en un medio poroso.

Un poro 100% saturado con agua (izquierda arriba) tiene un solo valor de T, (centro
arriba) que depende del tamafio poral, y entonces su tren de ecos de momentos
magnéticos exhibe un decaimiento uniexponencial (derecha arriba) que también depende
del tamafo poral. Multiples poros 100% saturados con agua (izquierda abajo) tienen
multiples valores de T, (centro abajo) que dependen de los tamafios porales, y por lo
tanto su combinacién de trenes de ecos de momentos magnéticos combinados exhibe un
decaimiento multiexponencial (derecha abajo) que también depende de los tamafos

porales. Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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3.2.2. Respuesta de porosidad tedérica RMN.

Las sefales RMN registradas responden por todos los fluidos que contienen atomos de
hidrégeno y estan ubicadas dentro del volumen sensible, la amplitud de la senal (o
porosidad aparente) medida a un tiempo de polarizacion TW dado, es la suma de la
porosidad aparente del agua ®,, p, del petroleo D ap , ¥ del gas Pgasqp . La porosidad
aparente para cada fluido individual es producto de la porosidad total ®, la saturacion del
fluido S, el indice de hidrogeno HI del fluido (El indice de hidrogeno es la relacién entre el
namero de atomos de hidrégeno por unidad de volumen de un material y el nimero de
atomos de hidrégeno por unidad de volumen del agua pura a igual temperatura y presion.
El HI del gas es una funcion de la temperatura y de la presion), y la fraccién de los
nucleos de hidrogeno del fluido que estan polarizados durante el tiempo TW entre
secuencias CPMG. Por lo tanto, el tren de ecos de momentos magnéticos (mediciones de
magnetizacion transversal) registrado con secuencia CPMG no decae con un solo valor
de T, sino con una distribucién de valores de T, que se puede describir con la Ecuacion
3.17%.

TW t

cDRMN =M (t) = Z M w,i (0)* 1- e_Tl’W'i *e Towi +

TW t

Z M (0)*|1- e_Tl“’"'i * e_T“’"" +

TW t

Z M gas’i (O) 1_ e Tl,gas,i *e T2,gas,i

Ecuacion 3.17

Donde:
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M (t) = magnetizacion medida en un tiempo t = n*TE (n es el numero de ecos que se

multiplica por el espaciamiento entre ecos TE).

M, (0) = magnetizacion inicial desde el i"® componente del relajamiento para el agua.
M, =D Hl, *4*S,, Ecuacién 3.18
M,iii (0) = magnetizacion inicial desde el i™® componente del relajamiento para el aceite.
M = Hlg *é *Sq, Ecuacién 3.19
Mgas,i (0) = magnetizacion inicial desde el i componente del relajamiento para el gas.

M o = O Hl i * 6 * S Ecuacién 3.20

T, = constante de decaimiento del i componente del relajamiento transversal para agua,
aceite o gas respectivamente, donde el decaimiento total observado para cada fluido
proviene de tres fendmenos fisicos simultaneos que son la Relajacion por efecto de
superficie (contacto del fluido con la superficie del grano de la roca), la Relajaciéon por
efecto del Fluido en Bruto (cuando el fluido no esta en contacto con la roca o cuando las
dimensiones porales son muy grandes aunque el fluido sea mojante) y la Relajacion por

efecto de Difusién (movilidad molecular)®.

La suma es sobre la muestra completa; es decir, todos los poros y todos los diferentes

tipos de fluidos.

Para un solo poro mojado por agua, la magnetizacién decae exponencialmente, y la

amplitud de la senal esta dado por:

71



_Tw s
M (t) = M, (0)*(L—e Tlvw)*e_pz(vjt T
-TW t
Mg (0)*@-e" ) *e ™ +
TW t

Tl,gas TZ,gas
M (0)*(1—e "=)*e

Ecuacion 3.21

Mw(0), Moil(0), Mgas(0) es proporcional al volumen de cada fluido en el poro. Cuando se
toma en consideracion la distribucion completa de los poros saturados 100%, mojados por
agua, esos poros presentan unos valores de distribucion de T, los cuales contribuyen
parcialmente a la porosidad total. La amplitud de la sefal asociada es la suma de las
amplitudes de las sefiales provenientes del fluido en los poros individuales, dando un

decaimiento compuesto, donde la amplitud de la sefial esta dada por:

TW S
- P2l |t
i

Dpyn = M(t):ZMw,i(o)* R

TW t

Z M i (0)* 1—9_T1’°"'i *g Tzoli 4

TW t

z M gas,i (O) 1_ e Tl,gas,i *e T2,gas,i

Ecuacion 3.22

Si se conoce Mg (0) (la magnetizacidon medida para 100% en bruto con el mismo

volumen sensible), entonces M (0) y M4q0¢, S€ pueden calibrar con la porosidad:
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M (O) Z(Mw,i + Moil,i + Mgas,i) Z(Mwi + Moil,i + Mgas,i)zz¢'

¢ = = =
M 1009 0) M 1005 0) M 1005 0)

Ecuacion 3.23

Donde:
M (O) :ZMw,i +zMoil,i +zMgas,i

@ = porosidad calibrada de la formacion.
®, = porosidad calibrada asociada con todos los poros del i tamafio poral.

(También conocida como porosidad incremental)

Por lo tanto, la distribucion de T, (en la forma de las amplitudes M (0), para agua, aceite y
gas asociadas con las constantes de tiempo T, para agua, aceite y gas) se calibra con la
distribucién de porosidades (los poros individuales ®; con las constantes de tiempo

asociadas T, para agua, aceite y gas)®.

Si los poros estan parcialmente saturados, es decir, si los poros contienen petréleo y/o
gas ademas de agua, el petréleo y el gas contribuyen a la magnetizacion medida como se
encuentra en la ecuacion 3.17, ahora si suponemos que la roca esta humectada con
agua y que los decaimientos de ecos de momentos magnéticos tanto del petréleo como
del gas se pueden caracterizar usando una sola expresion exponencial que representa las
propiedades de relajamiento en bruto y de difusion de los fluidos no humectantes. Como
se muestra en la ecuacion 3.24 que por simplicidad utilizan los modelos de interpretacion
computarizada disponibles para el andlisis automatico de datos RMN, la cual se utilizara

en el resto del texto®.

S 1 1
_pz(vjvt T T
M (t) = Z M Wi e -t I\/Ioil *e ™ +M gas *e Ecuacion 3.24

Donde:
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Moi = magnetizacion producida por protones del petréleo en los poros.
Mgas = magnetizacion producida por protones del gas en los poros.

Tai = T2 del petréleo medido con una secuencia CPMG.

Togas = T2del gas medido con una secuencia CPMG.

Las multiples clases de hidrocarburos poseen complejos espectros de decaimiento que se
deben representar mediante sumatorias multiexponenciales. Ademas, si parte del poro
estd ocupado por petrdleo o gas, entonces el volumen de agua en el poro se reduce.
Como el volumen de agua disminuye mientras la superficie especifica del poro
permanece igual, la relacion V/S se reduce. Como el correspondiente T, del agua en el
poro es proporcional a V/S, se concluye que T, también se reduce. Por lo tanto, cuando
hay presente un fluido no humectante, el espectro de T, no representa una distribucion de
tamafio poral porque contiene una respuesta en bruto del fluido no humectante. Los poros
que contienen el fluido no humectante o aparecen en el espectro a un tiempo de
decaimiento que es mas rapido que el normalmente asociado con los poros, 0 no
aparecen para nada si la capa superficial es demasiado delgada. La porosidad en esos
poros esta considerada en la respuesta del fluido en bruto no humectante; por lo tanto,

aunque la distribucion esta distorsionada, no se afecta la porosidad®.

Como en la practica es dificil considerar a cada poro individualmente, todos los poros con
relaciones de superficie a volumen similares y fluidos no humectantes que tengan valores
de T, similares se agrupan juntos. Con este agrupamiento, las sumatorias en las
ecuaciones de magnetizacién tienen un nimero manejable de factores los cuales se usa

en la transformacion de ecos a la distribucion de To.

3.2.3 Transformacion de ecos a la distribucion de Ts.

Uno de los pasos mas importantes en el procesamiento de datos RMN es el de
determinar la distribucion de T, que produce la magnetizacion observada, es decir
transforma los dominios de tiempos reales “las amplitudes de los ecos” en un espectro de
porosidades parciales en funcion del tiempo de relajamiento T, la cual representa la curva

de distribucion de T,. Este pasd, es llamado transformacion de ecos que es un proceso
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de inversion matematica La Figura 32. llustra las entradas (tren de ecos) y salidas
(distribucion de T,) del proceso de correlacion. La Ecuacion 3.25 muestra el sistema de
ecuaciones que representan los ecos individuales. Normalmente, la distribucion de T, de
las rocas es una funcién continua. Sin embargo, para simplificar el ajuste del tren de ecos,
el proceso de correlacion utiliza un modelo multiexponencial que supone que la
distribucién de T, consiste en m tiempos de relajamiento discretos que tiene m, T,; con
sus correspondientes componentes de porosidad ®;. Los valores de T, son
seleccionados previamente (por ejemplo, 0.5, 1, 2, 4, 8, 16, 32, 64, 128, 256, 512, 1024
ms ... ), y el proceso de correlacion se concentra en determinar los componentes de

porosidad de cada distribucion®.

el gl el
ecql) =g *e 2 4 g e 2 g xe el L +¢ *e > ruido

t(2)

ecq2) =g *e{TZJ +@, *e{TJ +¢, "‘e{tT(jﬂ Frrreeiienns +¢. *e{

1)

)
T2m -
™ +ruidc

t(n) t(n)

ecqn)=¢ *e{TZJ +¢, *e{TZJ +¢, "‘e{tT(;j Foreeiirrmnns +¢. *e{

)
T2m 7
™+ ruidc

Ecuacion 3.25

Donde t(i) =i*TE, ei=1,... n, es el tiempo al que se obtuvo el i eco.
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Datos crudes: Tren de ecos Ty

Resultado del procesamiento: Distribucion de T2 4

Figura 32.Transformacién del tren de ecos de momentos rotacionales a la curva de
distribucion T».

Mediante una transformacioén de ecos, el tren de ecos (amplitud del eco en funcién del
tiempo) se correlaciona con una distribucion de T, (porosidad en funcion de T,). Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

La Ecuacion 3.23 es un sistema de n (numero de ecos) ecuaciones lineales con m
incégnitas, ®4, @,,.... P, en el que n es mucho mas grande que m. Tipicamente m, el
numero de valores de T, o celdas, puede estar entre 2 en algunos datos de perfilajes, y
50 en datos de laboratorio de alta calidad. EI nimero de ecos n esta entre 10 en
mediciones de polarizacion parcial para agua irreducible de la arcilla, a varios miles en
algunos datos de laboratorio. Hay numerosos métodos para invertir tal ecuacion
establecida para el "mejor" conjunto de ®;. La solucién de la Ecuacion 3.23 es complicada
por el hecho de que ®; debe estar restringido a ser mayor o igual a cero y por el hecho de
que la correlacion de una suma de exponentes multiples es inestable. Como
consecuencia, el conjunto de ®; no es unico (es decir, distribuciones con formas
diferentes pueden aparecer como buenos ajustes a la curva de decaimiento); entonces,

se debe tener cuidado en la interpretacion de los pequefios detalles de la distribucion®.

3.2.4 Distribucién de Tamano Poral.

Cuando una roca humectada con agua esta totalmente saturada con agua, el valor de T,

de un solo poro es proporcional a la relacién entre superficie y volumen del poro, lo cual
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es una medida del tamano del poro. Entonces, la distribucion de T, observada de todos
los poros en la roca representa la distribucion de tamaros porales de la roca. Es decir, la
porosidad total esta representada por la suma de las porosidades parciales asociadas a
cada tamafo de poro. Esto no es otra cosa que el area bajo la curva (o la integral del
espectro T,). También se ve clara una separacion de las “distintas aguas” presentes en la
roca: a) las aguas movibles vienen asociadas con los poros grandes (T, largos), b) a
medida que los poros se hacen mas pequenos entran en accion las fuerzas capilares y el
agua queda retenida, denominandose agua irreducible, y ¢) cuando nos acercamos a la
escala microporosa se desarrollan las fuerzas electro-quimicas y el agua se asocia a las
arcillas por intercambio cationico, denominandose agua-en-arcilla. También se observa
que resulta simple separar estas aguas aplicando simples umbrales en el espectro T,. Por
ejemplo, los estudios de Laboratorio revelan que por debajo de T, = 4.0 mseg se
encuentran las porosidades asociadas con arcillas y limos. Por encima de 33 mseg (para
areniscas) se encuentran las porosidades ocupadas por aguas movibles y entre estos dos
limites se encuentra las porosidades que retienen las aguas capilares. En resumen, la
representacion de la medida de resonancia magnética como una distribucion en el
dominio del tiempo T,, no solamente nos permite la representacion de la porosidad, sino
que también nos deja calcular la porcion de la misma (saturacion) asociada con cada tipo

de agua.

Para obtener una representaciéon mas visual desde el punto de vista del tamafio de los
poros, el espectro total se divide arbitrariamente en 9-10 ventanas de tiempo T,, llamadas
“Grupos” con centros en 4-8-16-32-64-128-257-512-1024-2048 mili-segundos. Esto se
muestra en la figura 33 “Distribucion del tamano poral por grupos”. Cada ventana o
grupo tiene asignado un codigo de color, segun se ilustra en la parte inferior de la figura
33. Esto quiere decir que estamos codificando con color la presencia de porosidad por
tamafio de poro. Para cubrir un rango amplio de tamafios porosos, el tiempo de los
grupos crece en forma logaritmica. En la figura 34 se ilustra esta codificacién en forma de
perfil contra profundidad. Cada banda de color declara la existencia de porosidad en ese
rango de tamafios porosos y su espesor es proporcional a la fraccion actualmente
contribuida por esos tamafios porosos a la porosidad total. En el perfil simulado (bandas
del lado izquierdo figura 34) se observa como las bandas de color blanco, azul claro y
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azul oscuro ocupan la mayor parte de la porosidad mientras que las bandas de tamafos

porosos menores estan muy delgadas”.

Esto caracteriza una roca de muy buena calidad (poros grandes y muy seguramente
buena permeabilidad). Para completar el ejemplo, en la figura 34. Las bandas de la
derecha invierten el espectro para mostrar un caso donde predominan los poros
pequefios. Aqui predominan las bandas con colores rojo, amarillo y verde que
representan una roca mas pobre en calidad. Aunque la porosidad es la misma, la roca de
la izquierda fluiria con mayor facilidad en tanto que la roca de la derecha probablemente

necesitaria ayuda de Estimulacion por acido o fracturamiento para producir los fluidos.

La figura 35 “Curva de distribucién de T, de una roca con fluidos” ilustra la forma
general de una roca con agua e hidrocarburos. La forma se extiende de 0 a 3000 mseg
cubriendo desde los microporos hasta los macroporos (cavidades), pasando por las
porosidades inter-granulares encontradas comunmente en los campos petroliferos. En
general, el agua aparece a lo largo de todo el espectro desde cero hasta por encima de
750 mseg. Los hidrocarburos también pueden tener componentes en todo el espectro en
forma inversamente proporcional a su viscosidad. Usualmente presentan un pico
dominante y una cola que se extiende hacia los T, cortos asociado con componentes

pesados C,H,, en su estructura quimica®.
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Distribucion del tamafio poral porgrupos
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Codigo de color de los Grupos en el Espectro T2

Figura 33. Distribucion del tamafio poral por grupos en cédigos de color.
Cada ventana o grupo tiene asignado un cddigo de color, segun se ilustra en la parte
inferior, esto quiere decir que estamos codificando con color la presencia de porosidad

por tamafo de poro. Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota
DC 2001.
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Distribucidon Del Espacio Poral En Grupos

Poros Grandes y Medianos Poros Pequerios y Medianos

30 Porosidad 0 30  Porosidad 0

4 & 16 32 64 128 256 512 1024

Figura 34. Distribucion del tamano poral por grupos en cédigos de color en forma
de perfil contra profundidad. Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller
MRIL. Bogota DC 2001.
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Figura 35. Curva de distribucion de T, de una roca con fluidos.

En la curva de distribucién T,, la Porosidad total es el area bajo la curva. En cada valor
T,, (es decir en cada poro) la amplitud de la curva es proporcional a la suma de los
volimenes de cada fluido: ®; = V,, + Vi + Vgas. En una roca clastica mojada por agua, la
posicion de los fluidos en Espectro T, viene determinada por el tamafio poral para las
componentes del agua, por la viscosidad para las componentes del aceite, y por la
presién y temperatura para los componentes gaseosos. Fuente David Allen Charles

Flaum T. S. Ramakrishnan, David Fairhurst, Tim Pritchard, Jonathan BedfordKees

Castelijns. TRENDS IN NMR LOGGING, Oilfield Review 2000.

3.3 ESTIMACION DEL VOLUMEN BRUTO DE AGUA IRREDUCIBLE CON RMN.

La estimacion del volumen bruto de agua irreducible (BVI o BFV figura 8) en una
formacion, es una de las primeras y mas utilizadas aplicaciones del perfilaje de RMN.
Actualmente hay dos métodos disponibles para la determinacién del BVI. El primer

método, BVI de umbral (CBVI), se basa en un valor fijo de T, (Tacutorr) que divide la
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distribuciéon de T, en dos componentes, uno consiste en tamafos porales que contienen
agua asociada y otro consiste en tamafos porales que contienen fluidos libres. El
segundo método para la determinacion del BVI, llamado BVI espectral (SBVI), se basa en
el reconocimiento de que un poro dado puede contener tanto fluidos libres como

asociados®.

3.3.1. Método del umbral CBVI.

La Figura 36 muestra el concepto del método CBVI para calcular el volumen de agua
irreducible. La estimacion del BVI con RMN se basa en suponer que los fluidos
irreductibles residen en poros pequefios y que fluidos producibles residen en poros
grandes. Esta suposicion se basa en el hecho de que el tamafio de la garganta poral y el
tamafio del cuerpo del poro estan a menudo relacionados. Como los valores de T, se
pueden relacionar con el tamafo del cuerpo del poro, se puede elegir un valor de T, por
debajo del cual se espera que los fluidos correspondientes residan en poros pequefios y
sean por lo tanto inmodviles, y por encima del cual se espera que los fluidos
correspondientes residan en poros grandes y por lo tanto se puedan mover libremente.
Este valor de T, se llama el umbral de T, (Tacutorr). Mediante su particion de la distribucion
de T,, el Ty divide la porosidad efectiva en dos partes, BVI y volumen de fluidos
moviles (FFI), como se muestra en la Figura 36. La porcién del BVI se denomina el BVI
de umbral (CBVI).
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Figura 36. Modelo de CBVI para interpretacion de perfiles RMN.

Cuando se usa un modelo de CBVI para interpretacion de perfiles RMN, se selecciona un
Tacutore fijo para calcular el BVI. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

En vez de suponer un umbral de tiempo de relajamiento, el Tacutorf S€ pUede determinar en
el laboratorio con mediciones RMN en muestras de nucleos. Las muestras de nucleos se
analizan para determinacion de caracteristicas RMN en dos condiciones de saturacion,
Sw = 100% y (luego de establecer el valor apropiado de saturacion con una curva de
presion capilar, o directamente disminuyendo la saturacion de la muestra hasta la presion
capilar apropiada) Sw = irreductible. Para lograr esta ultima condicion se usa una técnica
de centrifugado a la presién capilar especificada. De la misma forma que en la figura 9
Las distribuciones de T, se comparan como se ilustra en la Figura 37. Las dos
distribuciones de T, se representan de dos maneras: porosidad incremental y porosidad
acumulativa. (La porosidad acumulativa en un T, particular, por ejemplo Ty, es la integral
de la porosidad incremental para todos los valores de T, menores o iguales a T,y.) Las

curvas acumulativas se usan para determinar Tycutofr. Para determinar Tooutorf €N UNA CUrva
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de T, vs. Porosidad acumulativa, entrar a la curva desde el eje de la porosidad
acumulativa a la porosidad a la cual la muestra esta en condicion irreducible. Proyectar
horizontalmente hacia la curva de porosidad acumulativa para Sw = 100%. Una vez
intersectada esta curva, proyectar hacia abajo hasta el eje de T,. El valor de T, de la

interseccion de esta proyeccion con el eje de T, es el Tocutoff --

25 25
20F 100% saturado, 420
i acumulativo i
= ey - =
*E Incremental ™~ = .g
£ 15| s Jis 3
15 ™ . 3
2 B B §u i E
2 Acumulativo luego de = §
-'E Pcy S, § 1 =
= i E i =
o 1.0 i Incremental \ - ] 10 E
: Toe AR
0.5 |- \\ 2eutofl T 15
i S
11]
G_U- PR e | i lan.aau.v kb a2 i s L. i Rl i --:nu-ﬂ
0.1 1.0 10 100 1,000 10,000
Tiempo de relajamiento (T,), ms

Figura 37. Método grafico para determinar T.,.s €n el modelo CBVI.

Las mediciones RMN en nlcleos totalmente saturados (Sw = 100%) y en muestras con
saturacion irreductible (Swi) se pueden utilizar para establecer un Tautorf Para usar en un
modelo de CBVI. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR
logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

A falta de datos de laboratorio, se usan valores por defecto para T,cuofr basados en

litologia. Se usa un Tyeuorf de 33 ms para areniscas y 92 ms para carbonatos (para

carbonatos se usa otro método el cual se explica posteriormente). Sin embargo, los
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valores de Tacutoff €Stan afectados no sélo por la litologia sino también por otros varios
factores, tales como la quimica de la pared del poro, componentes menores
paramagnéticos o ferromagnéticos, textura, relaciones entre garganta poral y cuerpo del
poro, y otros factores no del todo comprendidos. Estos factores pueden hacer que Tacutofs

varie entre varias muestras dentro de una sola litologia.

Teniendo en cuenta que T, es directamente proporcional al tamafio poral, un T, de umbral
representa un umbral de tamafo poral o un umbral de presion capilar. Entonces, los
valores de Tyt SON funcion de la presion capilar de acuerdo con la relaxividad por
superficie. Las pruebas de laboratorio de muestras de nucleos para determinar Tycytofs POF
el método ilustrado en la Figura 37, depende de la presion capilar elegida para crear la

condicidn irreductible®.

3.3.2. Método espectral SBVI.

La aplicacién de un umbral fijo a los espectros de 100% de saturacion con agua dara a
veces un valor de BVI considerablemente incorrecto. Este error ocurre porque los poros
no son formas geométricas simples tales como cilindros o esferas. Las paredes de los
poros pueden ser asperas y el poro puede contener muchas pequefas irregularidades. La
medida RMN percibe como un solo poro todo el espacio poral a través del cual las
moléculas de agua del fluido poral se difunden antes de relajarse interactuando con las
paredes del poro. Entonces, la microporosidad contenida en la superficie aspera y en las
irregularidades quedara a menudo incluida en las mediciones RMN como parte del
volumen total del poro grande. Sin embargo, cuando el agua de formacion es desplazada
por hidrocarburos o cuando un fluido fluye a través de la roca, el agua que hay en esos
microporos usualmente permanece en su lugar, y entonces deberia estar incluida en el
BVI. Ademas, durante la reduccion en la saturaciéon de una roca humectada con agua,
siempre permanece una capa muy delgada de agua cubriendo el poro. Esta agua también
debe estar incluida en el BVI. En el modelo de umbral fijo, estos efectos se tienen

parcialmente en cuenta usando un umbral ligeramente mayor en efecto, pero a menudo
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se pueden obtener mejores resultados utilizando el umbral espectral gradual en lugar de

un umbral de corte fijo°.

Modelo de un Poro mojado por Agua

Sw =100 %
. *‘ | I A -
T2

Sw <100 %

Figura 38. Modelo de un poro mojado por agua.

En una roca de grano grueso que esté totalmente saturada con agua (panel superior), la
distribucién de T, presentara un solo pico agudo. No se observa ninguna sefial por debajo
del valor de Tacuwr, por lo tanto, CBVI = 0. Una vez que el petréleo desplaza la mayor
parte del agua movible en la misma roca (panel inferior), se observan dos picos en la
distribucién de T,. Uno aparece debajo del valor de Tautorr Y S€ debe al agua irreductible
en el espacio poral. El otro aparece encima del valor de Txuorr Y S€ debe al petroleo. El
valor de T, del segundo pico esta cercano al del T, del petréleo en bruto. Por lo tanto,
cuando se ha desplazado la mayor parte del agua, se puede calcular el CBVI. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

El modelo del umbral normal parece fallar mas dramaticamente cuando la respuesta RMN

a 100% de saturacion de agua de formacién tiene un espectro muy estrecho que se
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puede correlacionar bastante bien con un decaimiento de exponente uUnico, como se
observa en la figura 38. Existen aqui dos mecanismos de relajacion: a) el efecto de
superficie para el agua en intimo contacto con la pared del poro y b) el efecto de fluido en
bruto para el agua libre en el centro del poro. Ademas, existe también difusion entre las
dos aguas y esto hace que se observe un solo pico predominante encima del Umbral T,
de agua irreductible. Asi pues, por debajo del Umbral leeriamos cero irreductible. En la
parte inferior de la misma figura se modela un poro Unico conteniendo agua irreductible y
aceite libre (no hay agua libre). Cuando el agua libre se reemplaza por aceite en el poro,
no hay difusion entre aceite y agua capilar y, como el aceite no toca la superficie, el efecto
predominante en su relajacion es la relajacion en bruto. Para el agua que permanece en
contacto con la pared del poro, predomina el efecto de relajacién superficial. Ademas,
para el agua disminuye el volumen, aumentando la relacién S/V, reduciendo aun mas los
tiempos T, observados. Como se ilustra en la parte inferior de la figura 38, esto permite
una separacion inequivoca de las sefales del aceite y del agua, donde aparecen
pequefios poros en el espectro RMN resultante que no aparecen en el espectro 100%
saturado con agua. Este efecto es menos obvio cuando el espectro original 100%
saturado con agua es amplio y entonces contiene poros del mismo rango de tamafios que

los pequefios poros que se vuelven visibles durante la disminucion de la saturacion®.

Esta falla se ha observado en areniscas de grano grueso de alta permeabilidad, y
también en carbonatos con poros relativamente pequefios, cuyas paredes porales son

uniformemente asperas.

Para enfrentar los problemas que se encuentran con un BVI de umbral fijo, se desarrollé
el método del BVI espectral (SBVI). Este método tiene su aplicacion principal en la
cuantificacion del agua movible, pero también se ha utilizado para determinar
permeabilidad. En este método, se supone que cada tamano poral observado en el
espectro 100% saturado con salmuera contiene algo de agua irreductible y no es

solamente en los mas pequefios, como se asume en el método del Umbral T,°.
Para implementar el método, el espectro completo se subdivide en Grupos T,

predeterminados de la misma manera que se hizo para caracterizar la porosidad por

tamafos porales en bandas de color. Cada grupo representa un subconjunto de tamafios
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porales y lo caracterizamos por un valor geométrico medio de T, para cada grupo
(precisamente llamado Taem_grupo) que es el tiempo que divide el area bajo la curva de
distribucién de T, de cada grupo representativo en dos areas iguales (analogo a buscar el
centroide de masa). Si tenemos i grupos predefinidos, podemos decir entonces que cada
uno esta representado por T,gui. Por otra parte, igualando las dos formas fundamentales

para calcular permeabilidad figura 8, obtenemos:

k= a¢4T22(3M
2
k = b¢4(ﬁj
BVI Ecuacion 3.26
FFIY’
a¢4T22GM = b¢4(mj

.Ahora si definimos los volumenes de agua irreducible (BVI) y de fluido libre (FFI) como:

FFl =¢(1-S,,)
BVI = ¢Swi Ecuacién 3.27

Despejando Tygm Y reemplazando 3.27 en 3.26 tenemos:

S.. a |\S

wi

Toom = g*l_ S _ E*(i - J Ecuacién 3.28

wi
Y despejando Saturacion de agua irreducible tenemos:

B 1
" (a*TZGM +1)

Ecuacion 3.29

Asignando a cada grupo de tamarios porales representados por un valor de T,gyi un valor

de (Suj)ise determina la correlaciéon de acuerdo a la formula genérica como:
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(Swi ) = L Ecuacion 3.30
I (a*TZGMi +1) .

Los subindices i indican que cada grupo poral, representado por su tiempo geométrico
medio T,emi, contribuye con una fraccion (S,;); al valor total de saturacién irreductible. Si
multiplicamos cada fraccién (Sy;); por la porosidad parcial de cada grupo ®;, tendremos el
volumen parcial de agua irreductible (BVI) = ®; *(Sy;); de cada grupo. Asi pues, el
volumen total de agua irreductible vendra dado por la suma de todos los volumenes
irreductibles parciales aplicada sobre toda la distribucion de la curva de T,. Esta suma se

denomina Volumen de Agua Irreductible Espectral®, expresado como:

i=n

SBVI = Z (BVI,) = iﬂ *(Suidi Ecuacion 3.31

i=1

Este resultado corrobora la hipotesis de que todos los poros contribuyen a la saturacion
de agua irreductible pero, siendo una funcion decreciente del tamafio poral, los poros mas
pequefos contribuyen mayormente. La constante a es caracteristica de cada roca y para
mayor precision debe calibrarse en el laboratorio RMN. Existen ya valores genéricos

como o = 0.04 para areniscas y a = 0.01 para carbonatos.

En el Laboratorio se mide la saturacion de agua irreductible por métodos convencionales
de petrofisica y también el tiempo T,emi correspondiente a una serie de muestras de un
reservorio. Si las muestras son tomadas dentro del mismo ambiente deposicional
usualmente exhiben suficiente variacion de T, para poder determinar con precision el

coeficiente de correlacion a entre agua irreductible y T, medido de cada roca®.

89



3.4 ESTIMACION DE PERMEABILIDAD CON RMN.

La estimacion de permeabilidad con RMN se basa en una combinacion de modelos y
relaciones experimentales y tedricas. Tradicionalmente, los perfiles eléctricos se han
usado para estimar Permeabilidad en cuanto ésta se relaciona con la porosidad y, en
algunos casos, en su relacion con el factor de formacion. Intuitivamente, la correlaciéon
entre Permeabilidad y Porosidad es clara. Sin embargo, el eslabon faltante para una
mejor estimacion de la Permeabilidad, hasta la llegada de la resonancia magnética
moderna, era aquel factor que asociara la Permeabilidad con la conexion entre los poros.
Esto es fundamental pues puede existir porosidad sin permeabilidad cuando los poros no
estdan conectados. Ejemplos notables son la porosidad secundaria en forma de
microporosidad y las cavidades. El caso contrario de permeabilidad sin porosidad queda
ejemplificado con la existencia de fisuras naturales o inducidas en rocas con muy baja
porosidad intergranular. La experiencia de Laboratorio con inyeccion de mercurio
demuestra que la permeabilidad tiene dimensiones de longitud al cuadrado. Es decir,
micrones al cuadrado equivalen a milidarcies. La medida T,, siendo sensible al radio poral
trae por lo tanto la sensibilidad a la permeabilidad en forma natural. La figura 39 ilustra

esta relacion®.

Larelacidén de T2 con el radio poral La Permeabilidad y el T2
'OT = rporo
g 1 . rV—l g f_& 3 . 5
27 E LEJ p E 27 (Pf;)z = (e"”pm)2 = (longitud )
1" = k = (’OTZ)Q
Dimension T2 Dimension de

Dimensién T2 =) Dimensién poral 2l cuadrade Permeabilidad

Figura 39. La relacion de T, con el radio poral (izquierda) y La Permeabilidad y el T,
(derecha). Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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La figura 39 “La relacion de T, con el radio poral” parte izquierda de la figura, ensefia
la relacion que el Laboratorio respalda para una roca saturada con agua. El tiempo T, es
directamente proporcional al radio del poro. Esto significa que la dimension T, en mili-

segundos es una dimension de longitud. Por lo tanto, como se muestra a la derecha en la
figura “La Permeabilidad y el T,”, el término (,oT2 )ztiene dimensiones de longitud al

cuadrado. Ahora bien, como la permeabilidad tiene también dimensiones de longitud al
cuadrado, midiendo T, hemos hallado una conexidon con la permeabilidad que es
dimensionalmente correcta y lo Unico que resta para completar la medida es juntar el

factor de porosidad con el factor de radio poral y aplicar un factor de escala.

Las dos expresiones mas comunmente usadas para permeabilidad varian con la cuarta
potencia de porosidad ®*. Esta potencia de ® es algo arbitraria pero estd vagamente
derivada de la Ley de Archie, la relacion entre permeabilidad y resistividad, y con un factor
adicional para tener en cuenta que RMN mide el tamafo del cuerpo del poro, no el
tamafo de la garganta poral. En una expresion, el modelo del Fluido Libre (o de Coates),
el parametro de tamafo ingresa implicitamente a través de Tocuorr, que determina la
relacién entre FFI y BVI, siendo FFI el volumen de fluido libre y FFI = ®@ — BVI de la
ecuacion 3.27. En la otra expresién, el modelo del T, Medio (o de SDR), el parametro de
tamafio ingresa a través de la media geométrica de los espectros de relajamiento, Togm. El
uso de estos parametros particulares de tamafios en las expresiones respectivas se basa
en consideraciones empiricas. Se usaron también otras medidas del tamafo. La Figura
40 ilustra ambos modelos. Ambos modelos concuerdan muy bien con permeabilidades a
partir de datos de laboratorio en muestras 100% saturadas con salmuera. El modelo del
T, Medio, sin embargo, falla cuando el poro contiene hidrocarburos porque entonces Tygm

no esta exclusivamente controlado por el tamafio poral®.
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Modelo de SDR T

Figura 40. EI modelo de permeabilidad de Coates (arriba) y EI modelo de
permeabilidad de SDR (abajo).

El modelo de permeabilidad de Coates (arriba) utiliza la relacién FFI/BVI para describir
cambios en la relacion superficie a volumen. El modelo de permeabilidad de SDR (abajo)
utiliza un valor promedio de T, (que es el tiempo que divide el area bajo la curva de
distribuciéon de T, en dos areas iguales, analogo a buscar el centroide de masa) para
describir cambios en la relacion superficie a volumen. Fuente Modificada de Coates,
G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton
Energy Services Group, 1999.

3.4.1 Modelo de permeabilidad del fluido libre o de Coates.

En el modelo de Fluido Libre (o de Coates) en su forma mas simple, la permeabilidad k

esta dada por:

¢\ ( FF1Y
k= 6 m Ecuacion 3.32
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Esta variante usa la relacion FFI/BVI (relacion de lo movible a lo no-movible).La
precision en la permeabilidad depende de qué tan precisa sea la determinaciéon de
FFI/BVI, que se obtiene mediante el método de CBVI o SBVI. La ® es la porosidad
efectiva (MPHI) medida con RMN vy El coeficiente C es una variable que depende de los
procesos que crearon la formacién y pueden ser diferentes para cada formacién. La
Figura 41 muestra cémo el modelo de Coates se puede calibrar con datos de ndcleos en

laboratorio para determinar C.

La experiencia ha demostrado que el modelo de Coates es mas flexible que el modelo del
T. Medio. Mediante una cuidadosa calibracion de nucleos, el modelo de Coates se ha
adaptado especialmente para uso exitoso en diferentes formaciones y yacimientos.
Mientras el BVI no incluya ninguna contribucion de hidrocarburos, no estara afectado por
ninguna fase de liquido adicional tal como el petréleo o filtrados de aceite, lo cual es muy

importante al analizar formaciones que contienen hidrocarburos®.

En zonas de gas no invadidas, la porosidad efectiva (MPHI) utilizada para porosidad en la
férmula de Coates puede ser demasiado baja debido al bajo indice de hidrogeno en esas
zonas. Entonces, la medida de MPHI se debe corregir, o se debe utilizar una fuente
alternativa de porosidad. Las zonas que mantienen alta saturacion de gas residual a
suficiente presion de yacimiento tendran valores de SBVI y CBVI demasiado altos y
entonces, en cierta medida, daran valores de permeabilidad que son demasiado bajos.
Petroleos mas pesados, que normalmente tienen cortos valores de T,, pueden ser

computados como BVI, haciendo entonces que la permeabilidad sea subestimada®.
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Figura 41. Método para determinar la constante C en el modelo de permeabilidad de
Coates.

Usando un grafico ortogonal con datos de nucleos se puede determinar la constante € en
el modelo de permeabilidad de Coates. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

3.4.2 Modelo de permeabilidad del T, geométrico medio o De SDR.

En este método se representa todo el Espectro T, por un unico valor, llamado el Tiempo
Geométrico Medio, y que es el tiempo que divide el area bajo la curva en dos areas

iguales (analogo a buscar el centroide de masa)®.

El modelo del T, Medio (o de SDR) esta dado por:
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k = aTzzgm¢4

Ecuacion 3.33

En la Ecuacion 3.33, la porosidad efectiva RMN (MPHI) sustituye a ®. Como antes, Tygm
es la media geométrica de la distribucion de T,. Como con el modelo de Coates, el valor a
es un coeficiente que depende del tipo de formacién que varia en areniscas alrededor de
4.5.

La experiencia ha demostrado que el modelo del T, meqio funciona bien en zonas que
contengan solo agua. Sin embargo, si hay presentes petrdleos o filtrados de aceite, el T,
Medio esta desviado hacia el T, de liquido en bruto, y las estimaciones de permeabilidad
resultan erréneas. En zonas de gas no lavadas, los valores del T medio SON demasiado
bajos con relacién a la zona de gas lavada, y en consecuencia la permeabilidad resulta
subestimada. Como los efectos de los hidrocarburos sobre T,4m NO son corregibles, el

modelo del T, wedio falla para las formaciones que contienen hidrocarburos.

En formaciones fracturadas, las estimaciones de permeabilidad tanto en el modelo de
Coates como en el de SDR son demasiado bajas porque estos modelos pueden

representar solamente permeabilidad de matriz®.

3.5 MODELO DE POROSIDAD RMN.

La amplitud inicial del tren de ecos de momentos magnéticos RMN, o el area bajo la curva
de distribucion de T,, es proporcional al numero de protones de hidrogeno contenidos en
los fluidos porales dentro del volumen sensible. Entonces, esta amplitud se puede calibrar
para dar un valor de porosidad. La Figura 42 muestra el modelo de porosidad RMN para
una formacién humectada con agua. La parte superior de la figura es un modelo
volumétrico tipico de la zona virgen, que consiste en matriz y arcilla seca, agua asociada
con la arcilla (MCBW), agua irreductible por capilaridad (BVI), agua movible, petréleo, y
gas. La parte del medio de la figura es el modelo volumétrico correspondiente para la
zona invadida, que es la zona en que se hacen las mediciones RMN; todos los elementos

del modelo permanecen igual como en la zona virgen excepto que el filtrado de lodo
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desplaza ahora parte del agua movible, petrdleo, y gas. La parte del fondo de la figura
ilustra la respuesta RMN a los elementos de porosidad. Vale notar que MFFI se aplica a la
misma cantidad que FFI, y que la porosidad efectiva (MPHI) no incluye la contribucion de
parte del agua asociada con porosidad de arcilla y tal vez con otros materiales con poros

del tamafio de los de la arcilla.

La Figura 42, muestra marcadas divisiones entre los elementos de porosidad asociados
con MFFI, BVI, y MCBW. Estas marcadas divisiones en elementos de porosidad no
corresponden necesariamente a marcadas divisiones en los espectros de T,. Esto ya fue
discutido en detalle para BVI. En el caso de arcillas, el agua asociada con arcillas tiene un
rango de tiempos de decaimiento que se puede superponer a los tiempos de decaimiento
para el agua irreductible por capilaridad; entonces, puede no existir una divisién tan

marcada entre MCBW 'y BVI en los espectros de T,.

Tanto los minerales de la matriz como la arcilla seca pueden contener atomos de
hidrégeno en forma de grupos hidroxilo (OH). Como los tiempos de relajamiento T; de
estos nucleos son demasiado largos para ser polarizados por una herramienta de RMN
en movimiento, y sus tiempos de relajamiento T, son demasiado cortos para ser
registrados en un perfil, el hidrogeno en grupos OH y en el agua de hidrataciéon es
invisible a la herramienta de RMN Los nucleos de hidrégeno del agua asociada con la
arcilla son absorbidos sobre la superficie de los granos de arcilla. Estos protones de
hidrégeno en agua asociada con la arcilla pueden ser polarizados por la herramienta RMN
y pueden ser registrados siempre que se utilice un TE suficientemente corto. El agua
asociada con la arcilla se mide con una secuencia CPMG, con TE = 0.6 ms y con un
tiempo de polarizacion TW ajustado para recuperacion parcial o total. La medicidn
produce un componente de la porosidad llamado MCBW agua asociada con la arcilla, que
provee una estimacion del agua asociada con la arcilla. Similarmente, hay protones de
hidrégeno en agua irreductible por capilaridad y en fluidos movibles, tales como el agua,
el filtrado de lodo, petréleo y gas movibles. Estos protones de hidrogeno se miden
utilizando una secuencia normal CPMG de perfilaje de T, con TE = 1.2 ms y con TW
dispuesto para polarizacion total. Esta medicién produce la porosidad efectiva (MPHI).
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Modelo volumétrico de la zona virgen

Agua
asociada

E%l@ﬂ?ﬂlggﬁ!!ég i %.:m la arcilla .::'_:

Figura 42. Modelo de porosidad RMN para una formacion humectada con agua.

Las herramientas utilizadas en RMN responden a la zona invadida (modelo volumétrico
de abajo), en la cual el filtrado del lodo ha desplazado algunos de los fluidos libres que
estaban presentes en la zona virgen (modelo volumétrico de arriba). Las respuestas de de
la herramienta RMN (abajo) son sensibles a los fluidos pero no a los materiales de la
matriz ni a la arcilla seca. La porosidad de RMN esta afectada por el indice de hidrégeno
(HI), el tiempo de polarizacion (TW), y el espaciamiento entre ecos (TE). Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

La amplitud medida del tren de ecos, y por consiguiente el MPHI, esta afectada por el
indice de hidrogeno HI de los fluidos. EI MPHI se calibra como para un numero de
protones de un agua que tiene un indice de hidrégeno de 1. Si el indice de hidrogeno de
cualquiera de los fluidos en el espacio poral es considerablemente diferente de 1,

entonces es preciso una correccion de MPHI.

Tanto la porosidad efectiva MPHI como el agua asociada con la arcilla MCBW estan

afectadas por el tiempo de polarizacién TW. Tanto el petréleo liviano como el gas tienen
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tiempos de relajamiento T4y muy largos. Si el tiempo de polarizacion es demasiado corto,

es posible subestimar la porosidad efectiva.

3.6 EJEMPLOS DE POROSIDAD Y PERMEABILIDAD CON RMN.

La Figura 43 presenta datos de una formacion de arena lutitica en Egipto. La Pista 1
contiene la permeabilidad de RMN (curva verde) y la permeabilidad de nucleo (asteriscos
rojos). La Pista 2 contiene la porosidad de RMN (curva azul) y la porosidad de nucleo
(asteriscos negros). En este yacimiento, los tamafios de granos varian mucho y conllevan
a una considerable variacion en la permeabilidad de la roca. Las mediciones de presion
capilar en muestras de roca mostraron una buena correlacion entre los cuerpos de los
poros y las estructuras de las gargantas porales. Esta correlacion indica que la
distribucién de T, de RMN es una buena representacion de la distribucion de tamanos de

gargantas porales cuando los poros estan 100% saturados con agua.

La Figura 44 muestra un perfil RMN obtenido de un extenso yacimiento de arenisca de
baja porosidad (aproximadamente 10 p.u.), y baja permeabilidad (aproximadamente 1 a
100 md) en la cuenca de Cooper en Australia. La Pista 1 contiene perfiles de rayos gama
y caliper. La Pista 2 contiene perfiles de resistividad profunda y media. La Pista 3 muestra
la permeabilidad calculada del RMN y la permeabilidad del nucleo. La Pista 4 muestra la
respuesta a la porosidad del RMN, lecturas de porosidad por Neutrén y por Densidad
(basadas en una matriz de arenisca), y porosidad de nucleo. Este pozo fue perforado con
un lodo polimérico con cloruro de potasio (KCI) [equivalente a 48-kppm cloruro de sodio
(NaCl)] y con una broca de 8.5 pulgadas. Los datos del RMN fueron adquiridos con TW =
12sy TE=1.2ms.

Sobre el intervalo indicado, el perfil muestra una formacion de arenisca limpia al tope, una
arenisca arcillosa al fondo, y una arcilla interpuesta entre las dos areniscas. La
concordancia entre MPHI y la porosidad del nucleo es buena. La ligera subestimacion de
MPHI en relacion con la porosidad del nucleo se atribuye a gas residual en la zona

lavada. La curva de permeabilidad de RMN se computé usando un modelo hecho
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especialmente para esa area. La concordancia entre permeabilidad de RMN y la

permeabilidad del nicleo es muy buena.
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Figura 43. Ejemplo del perfilaje RMN en una formacioén de arena arcillosa en Egipto.

Estos datos de una formacién de arena arcillosa en Egipto muestran una buena
concordancia entre datos de nucleos y la porosidad y permeabilidad derivadas del RMN.
Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles
and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Figura 44. Ejemplo del perfilaje RMN en el sur de Australia.

Este ejemplo de baja porosidad y baja permeabilidad del sur de Australia muestra una
buena concordancia entre datos de ndcleos y la porosidad y la permeabilidad derivadas
del RMN. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging
Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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4. IDENTIFICACION DE FLUIDOS EN YACIMIENTOS A PARTIR DEL PERFILAJE DE
RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR.

El agua asociada con la arcilla, el agua irreductible por capilaridad, y el agua movil,
ocupan tamafios porales y ubicaciones diferentes. Los fluidos de hidrocarburos difieren de
las salmueras en cuanto al sitio que ocupan en el espacio poral, ocupando usualmente los
poros mas grandes. Los hidrocarburos también difieren entre si y de las salmueras en
viscosidad y difusividad. El registro de RMN utiliza estas diferencias para caracterizar los
fluidos en el espacio poral. La Figura 45 y 46 indica cualitativamente las propiedades

RMN de diferentes fluidos que se encuentran en los poros de las rocas®.

Solidos Fluidos

Hidrocarburo

Aqua imeductible | Agua movible | Petrdlen pesado |F"eftr¢|e.:1 Iivianol Gas
1, muy corto mediano largo corto largo largo
{dependienta de la viscosidad)
T, muy corto mediano largo corto largo corto
|Depandiente dal aspacamiants antre acos TE, del Cosficients de difusién D, y del Gradients da Campo G)
o Lento Mediano Lento Mediano Muy rapido

Figura 45. Valores cualitativos tipico de T;, T, y D de los diferentes fluidos
encontrados en yacimientos.

Los valores cualitativos tipicos de T4, T,, y D para diferentes tipos de fluidos y tamafios
porales de rocas demuestran la variabilidad y la complejidad de las mediciones del
relajamiento de T; y T,. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,,

NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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D of Water, Oil, Gas & T1 of Water, Oil, Gas o T2 of Water, Oil, Gas
T 1 T T T

Gradient = 20 gauss/cm
TE=0.2 ms

T2y = 1

50 100 150 0 50 100 150
Temperature = G Temperature - C

Figura 46. Propiedades RMN de los fluidos en yacimientos en funcion de la
temperatura.

Difusién (panel izquierdo), T; (panel central), T, (panel derecho) de agua, aceite y gas en
funcion de la temperatura. Fuente Chanh Cao Minh, Nick Heaton, Raghu
Ramamoorthy, Eric Decoster, Jim White, Elmar Junk, Schlumberger; Ramsin
Eyvazzadeh, Osama Al-Yousef, Saudi Aramco; Rosaura Fiorini, ENI Dacion B.V. and
Darren McLendon, Exxon Mobil. SPE 84478, Planning and Interpreting NMR Fluid-
Caracterizacion Logs 2003".
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En general, los fluidos irreductibles tienen tiempos Ty y T, muy cortos, y también difusion
lenta (D pequena) que se debe a la restriccion del movimiento de las moléculas en poros
pequefios. El agua libre exhibe comunmente valores de T,;, T, y D medianos. Los
hidrocarburos, tales como gas natural, petréleo liviano, petréleo de viscosidad mediana, y
petroleo pesado, también tienen caracteristicas RMN muy diferentes. El gas natural
exhibe tiempos de T; muy largos pero tiempos de T, cortos y un decaimiento por
relajamiento de tipo uniexponencial. Las caracteristicas RMN de los petroleos son
bastante variables y muy dependientes de las viscosidades de los mismos. Los petrdleos
livianos son altamente difusivos, tienen tiempos de T; y T, largos, y a menudo exhiben
decaimiento uniexponencial. A medida que la viscosidad aumenta y la mezcla de
hidrocarburos se vuelve mas compleja, la difusién disminuye, como también disminuyen
los tiempos T,y T, , y los eventos van acompafiados por decaimientos uniexponenciales
cada vez mas complejos. En base a las singulares caracteristicas RMN de las sefiales de
los fluidos porales, se han desarrollado aplicaciones para identificar, y en algunos casos,
cuantificar el tipo de hidrocarburo presente.

4.1 PROPIEDADES RMN DE LOS FLUIDOS EN YACIMIENTOS.

Ademas de la medida basica del Espectro T, el perfilaje con RMN posee la capacidad de
identificar hidrocarburos en forma directa sin ayuda de otros perfiles. Desde el punto de
vista de resonancia magnética, se puede visualizar un sistema poroso como un espacio

de tres dimensiones RMN, ver figura 47.
Las tres dimensiones son:

1. La velocidad de magnetizacién o polarizacién caracterizada por la constante de tiempo

T
T;y dependiente fundamentalmente de la relacion. — Temperatura y viscosidad.
n

2. La velocidad de des-magnetizacién caracterizada por la constante de tiempo T,y
S T
dependiente primariamente de la relacion p(vj para el agua y de la relacion — para los
n
hidrocarburos.
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_ D(y*G*TE)?

3. La Difusién-en-Gradiente: caracterizada por T

, dependiente

2Difusion
del tipo de fluido (D =coeficiente de difusion intrinseco) y de dos parametros de la

herramienta controlables a voluntad (G=gradiente magnético, TE = tiempo entre ecos).

El EspacioRMN

Figura 47. El espacio RMN.

En principio, en el Espacio RMN cada fluido del yacimiento tiene sus coordenadas y, si los
voliumenes presentes en la zona investigada por la herramienta son suficientes, es posible
identificar y cuantificar las Saturaciones de los mismos en forma totalmente independiente
de otros perfiles. Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC
2001.

Estas coordenadas, o contrastes, se aprovechan de la siguiente manera:

104



El contraste T, entre agua e hidrocarburos identifica la zona productora y contactos.
El contraste T, separa los fluidos y permite calcular los volumenes individuales.

El contraste de Difusion permite separar el gas de los liquidos y el agua del aceite.

La Tabla 4.1 es un ejemplo de propiedades RMN de los fluidos en bruto, tales como
salmuera, petréleo, y gas, en condiciones de yacimiento. Las diferencias en Ty, T,, y D
entre estos fluidos en las condiciones de yacimiento forman el fundamento del método
para la identificacion de fluidos con RMN. Se han desarrollado dos métodos de
identificacion del tipo fluido en yacimientos: doble-TW y doble-TE. El método de doble-TW
se basa en el contraste del T; entre agua e hidrocarburos livianos. El método de doble-TE
se basa en la diferencia de difusividad entre agua y petréleo de viscosidad mediana o

entre liquido y gas.

: T, T T,/Ty | HI n Dyx 107
Fluido] (g (ms) | Tipico (cp) (cm?/s)
Agua |  1-500 1-500 2 1 0.2-0.8 18-7
Petroleo | 3,000 - 4,000 300 -1,000| 4 1| 0.2-1,000 [0.0015-7.6

Gas |4,000-5,000{ 30-60 80 0.2-04(0.011-0.014| 80-100
metano

Tabla 4-1—Propiedades RMN de fluidos de yacimiento (se asumen ciertas
condiciones tipicas de presion, temperatura, viscosidad y salinidad).

En esta tabla se puede observar que el contraste T; es principalmente (til para separar
agua de hidrocarburos. Como el T; aceite depende primariamente de la viscosidad en los
hidrocarburos este contraste también resulta Gtil para distinguir y cuantificar volimenes de
petréleos nativos vivos y petréleos nativos muertos. Igualmente, el contraste T; permite
distinguir los petréleos nativos vivos de los filtrados de base aceite, pues estos Ultimos
generalmente no aceptan gas en solucibn a condiciones de reservorio. Fuente
Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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En las siguientes figuras se ilustra el comportamiento de los fluidos encontrados en

yacimientos a las medidas RMN.

En las Figuras 48 y 49 se muestran los resultados de una simulacién del comportamiento
de T,y T, en relacion a los parametros mas relevantes de interés practico. El objetivo de
esta simulacion es entender los rangos de viscosidad y temperatura para los cuales
podemos generar artificialmente contraste T, entre agua y aceite cuando no lo tienen
naturalmente. Este contraste T, artificial es de particular interés en hidrocarburos
semipesados y en carbonatos. El contraste en T, natural o artificial, es la base de toda
una serie de aplicaciones para identificar y/o estimar (en forma independiente de otros
perfiles o en combinacion), los volimenes de agua, aceite y gas en la zona invadida. En
la figura 48 se ilustra la variacion del tiempo T;_ aceite con la temperatura y
parametrizado en funcion de la viscosidad. En la figura 49 se muestra el comportamiento
de T,_aceite en funcién de temperatura y viscosidad y el T,_agua (lineas curvas) en
funcion de temperatura y parametrizado en funcion del efecto de Difusion Inducida como
funcion del tiempo entre ecos TE. Con referencia a la figura 59, se puede ver que las
respuestas de petrdleo y agua se cruzan en algun punto. Por ejemplo, por encima de una
temperatura de cruce Tx, el contraste T, entre agua difundida y aceite aumenta
inversamente con la viscosidad mientras que por debajo de Tx el contraste también
aumenta pero directamente proporcional a la viscosidad del aceite. Visto de otra forma, a
una temperatura dada, hay contraste por encima de un limite inferior de viscosidad y por
debajo de un limite superior de viscosidad. Existe, entonces, un rango 6ptimo de
viscosidad para el cual se puede aplicar la identificacion de hidrocarburos por
contraste T,. Este rango es aproximadamente de 1.0 a 50 cp. Ademas, dependiendo
del tipo de lodo y sus caracteristicas de invasion, el hidrocarburo “visto” por el perfilaje
con RMN puede ser “residual” o el “virgen” y, segun las condiciones, un perfil RMN puede

ser lo Unico necesario para evaluacion de saturaciones residuales U originales.
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T1 vs Tamperatura

1000.0
w=sig
w=10cp e T1 st S cp
1000 vT e —1 vigs: 10 cp
Tlwise: 15cp
w=20cp w=25cp Tlwise: 2 cp
- Tlwise: 25cp
E, f—T1wvisr: S0cp
= y=s0cp m—T1 wvie: 100 cp
v=100 —T1 viz: 150ch
e T wise: 200 cp
10.0 T1 wisc: 300cp
w=150 @ =200 —T1 visc: 400cp
=400
w=300 v T
10
1] 50 100 150 200 250 300 350 400

Temperatura (" F)

Figura 48. Simulacion de T, del aceite en bruto, ecuacion 3.7 en funcién de la
temperatura y viscosidad.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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T2 vs Temperatura | Viscosidad= cte.

1000.0
Agna TE= 1 2ms
S
v T3 Bz TE=] 2 ms
\MDW T2 figua TE=3 G ms
w—T2 Agna TE=4 B ms
100.0 . T m—ise=5 cp
vhe N —ige=10cp
e .
_ R Ll Qe < s TE=3 fims vise=15cp
E /' =50 wise=20cp
o —lse=d5cp
Sns TE= 4 S e —rse=30cp
10 R —ize=100 cp
100 ise=150cp
— g e i5c=200 o
w=li)p = smed= 300 a—ize=300cp
p— —rise=400 cp
=400
1.0
02 30 7 100 125 1500 175 200 225 250 295 300 325 350 315 400

Temperatura (F)

Figura 49. Simulacion de T, del aceite (incluye relajamiento en bruto y por difusion

ecuacion 3.15, suponiendo roca mojada por agua, desprecia el relajamiento de

superficie) en funcion de la temperatura y difusion inducida con tiempos de

espaciamiento TE.

Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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Propiedades RMN Del Agua
Agua en estado libre
12 . - .
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Figura 50. Propiedades RMN del agua.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.

La figura 50, indica que la polarizacion del agua en bruto (bulk) es una funcion directa de
la temperatura, que en condiciones de gradientes normales, equivale a profundidad. Los
valores normales estan por encima de 10 segundos y provienen de la relajacion en bruto
o0 “bulk”. Estos valores se denominan Tigute Y Tosrut, (ecuaciones 3.3 y 3.4). Sin
embargo, cuando el agua se encuentra confinada en un espacio poroso, estos valores se
reducen dramaticamente por entrar en accion el fendmeno de relajacion por contacto
superficial. Ya vimos como esta ultima es proporcional a la relacién Superficie/Volumen
(ecuacion 3.9 y 3.10) en rocas mojadas por agua. Al combinarse los dos efectos para el
agua predomina el efecto superficial y se extiende a lo largo de toda la distribucion T,. Es

decir: TZSuperficie << TZBruto-
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Propiedacdes RMN De Los Hidrocarburos
T1-Gas y T1-Aceite

=
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il 5000 10oon 15000

T1 ( mili-segundos )

Figura 51. Propiedades RMN del gas y del aceite T,.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.

La figura 51, muestra que el petréleo se hace “mas lento de polarizar’ a mayor
T

profundidad. Esto responde principalmente a la relacion — para los aceites ecuacion 3.7.
n

En el caso del gas hay efectos combinados de PVT pero, una vez pasado cierto nivel de

presion (mayor de 2500 psi) su Tipuo €S bastante fijo y predecible alrededor de 4

segundos en condiciones de presién normal. Hay que aclarar que, en rocas mojadas por

agua, tanto el aceite como el gas se polarizan con su valor en bruto, T del gas y

T1bruto del aceite, (ecuaciones 3.5 y 3.6) pues no mojan la roca y el efecto superficial es

inexistente.

La figura 52, muestra la variacion del T, aparente para gas y petroleo en funcion de la

profundidad. Es importante entender por qué el aceite exhibe esta variacion inversa. El T,
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aparente en hidrocarburos viene constituido por la combinacién del efecto bruto (bulk) y el

efecto de Difusion, donde T, para gas y aceite esta dado por:

T, para aceite:

-1 2
T, = [0.007131-—‘() +1.3x10‘5( T j((ﬁTE) J Ecuacion 4.1
n 2987 | 12
T, para gas:
oo V) 729\ (GTE)?
T, = 2.5x104( 1917] +8.5x107"| X ( J Ecuacion 4.2
T Pq 12

Donde la fraccién de Difusion para el aceite disminuye con el aumento de la temperatura
(profundidad) porque depende del Coeficiente de Difusién que varia con — (ecuacién
n
3.13). El gas en solucion reduce la viscosidad del aceite y por lo tanto aumenta su
Do aceites, SU T2 aceite Y también su Tq aceite- Para el caso del gas se observa un
comportamiento bastante plano porque el efecto de la presion compensa el efecto de la
temperatura ya que el coeficiente de Difusiéon para gas varia con —— (ecuacién 3.12) y
pgas
la densidad del gas disminuye con la temperatura y aumenta con la presion. Después de
cierta profundidad, el T, 4.s puede predecirse y es bastante estable a un valor alrededor
de 40-60 milisegundos. A profundidades muy someras o en reservorios agotados, la sefal

el T, 4as se reduce y resulta indistinguible del agua irreductible®.
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Propiedades RMN de los Hidrocarburos
T2-gas & T2-oil

Gas (metano)

=
o=

Profundidad [ 1000 piés ]

L
.

-
ha

200 400 600 800 1000
( T2 Aparente en mseg )

Figura 52. Propiedades RMN de los Hidrocarburos: T, gas y T, aceite.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.
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Coeficiente de difusion para
fluidos de yacimientos
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Figura 53. Coeficiente de Difusion de los Fluidos de yacimientos.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.

La figura 53, da el comportamiento del coeficiente de Difusion Do contra profundidad.
Las curvas obedecen a las ecuaciones 3.12 a 3.14 La curva de gas demuestra cémo,
comparado con los liquidos, el gas tiene una gran difusion y ademas se dispara a

profundidades muy someras o en reservorios agotados®.

113



Efecto Del Tiempo Entre
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Figura 54. Efecto del Tiempo entre Ecos para el Metano.

Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.

En la figura 54, se ve como el T; 4.5 Observado disminuye dramaticamente cuando se
aumenta el tiempo entre ecos TE. La explicacion esta en que el tiempo aparente medido
para el gas esta dado por la ecuacion 4.2. Aqui, el segundo término pasa a dominar el
resultado pues el tiempo T, gas €n bruto es muy grande ya que el gas usualmente no se
comporta como agente mojante. Con sélo duplicar el TE del valor normal de 1.2 msegs a
2.4 msegs el tiempo aparente del gas cae por debajo de 10 msegs sobreponiéndose a las
senales de fluido irreductible. El efecto observable puede ser una saturacion irreductible
exagerada y una permeabilidad muy baja. Mas aun, usando un TE suficientemente

grande, podriamos enviar la senal del gas completamente afuera del Espectro T, y hacer
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la herramienta “ciega al gas”. Esto ultimo se aprovecha en un método de deteccion directa

de hidrocarburos llamado EDM el cual se explicara mas adelante®.

indice de Hidrogeno del Metano
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Figura 55. Indice de Hidrégeno para el Metano.
Fuente Halliburton Energy Services Group, Taller MRIL. Bogota DC 2001.

La figura 55, describe la variacion de HI para gases a presién normal para tres
Gradientes Geotérmicos normales y para gas sobre-presionado. A una profundidad
determinada el rango de variacion oscila entre 0.4-0.5 lo cual disminuye la amplitud de la
sefal T, gas €n el espectro proporcionalmente. El procesamiento TDA que se explicara
mas adelante, tiene en cuenta estos efectos y combinando los mismos con adquisicion
multi-frecuencia, corrige la porosidad en zonas de gas a su valor correcto en forma

automatica.
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Para efectos de Analisis RMN, tradicionalmente se asume que los hidrocarburos liquidos
(y el agua) tienen un HI=1.0 a menos que se trate de aceites con grados menores de 17°
API. En realidad existen dos factores que modifican esta premisa: los petréleos muy
pesados y gas en solucion (Rs) pueden reducir el HI aparente a valores tan bajos como
0.6-0.7. Estudios mas recientes revelan que el Hl es una funcién, no sélo de la densidad
del fluido (y por lo tanto de las condiciones de PVT), sino también de la relacién

Hidrégeno/Carbon R en su férmula molecular.

El indice de hidrogeno HI, con la cual se puede corregir la respuesta RMN de porosidad

cuando se presenta bajo HI; esta dado por:

Hi - P [R/(12.011+1.008* R)]
0.111

Ecuacion 4.3

Donde:

R = Relacion Hidrogeno, Carbono H/C.

|:R +0 178 (Rgas *RS *pgas *(119+ RSTO )):|
STO '

R= pSTi* AL9+ RgaS) Ecuacion 4.4
140.178 (Rspgas 1.9+ RSTO))
Psto (119 + Rgas)
Pm,sTO Ry ™ Prm,gas
Pm = B + 0-1788— Ecuacion 4.5
0 0

R 1.333* Hl STO

STO — Ecuacion 4.6

Pmsto ~ 0.112* Hl g

P, = Densidad de masa en gr/cc.

116



Donde R, Rs, Rgas, Bo, Hlsto, o510 SON medidas a condiciones de separador (STO)5.

4.2 IDENTIFICACION DE FLUIDOS A PARTIR DEL CONTRASTE DE RELAJAMIENTO
EN T,.

La Tabla 4.1, muestra que tanto el gas como el petrdleo tienen tiempos de relajamiento T4
mucho mas largos que el del agua. Por lo tanto, para una polarizacion total, se necesita
un TW mas largo para los hidrocarburos que para el agua. Mediciones de Doble-TW se
basan en el contraste de T, entre agua e hidrocarburos livianos, y se hacen utilizando dos
valores de TW, TWeorto Y TWiargo .

Para el TW¢orto:

_TWcorto _[ t ]
1,w,i T2,W,i
D :M(t)TWcorto :ZMw,i(o)* R +

M (0)* :I.—eTYr\:C:‘:to *e_[th,onJ_l_

TW t

corto

M gas (O)* 1_ e Tl,gas *e T2,gas

Ecuacion 4.7 (considerando que la magnetizaciéon del aceite y el gas son

uniexponenciales).

Para el TWyargo:
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_TWIargo _( t }
CDRMN =M (t)TWI argo = Z M wi (O) *1—e Tiw.i *a Tow,i n

M, (0)* 1—eTVTV1|Z‘r'go *e[ tJ+

TWIargo t
M (0) * l —e T gas * e T2, gas
gas

Ecuacion 4.8
Donde Ty, Y Tow,i son los Ty y T, del agua en la i™ celda respectivamente.

La Figura 56 ilustra el método del doble-TW. Se requiere un TW de tres veces el T; para
lograr el 95% de polarizacién. EI maximo T, del agua en poros de arenisca es de
aproximadamente 0.5s, y el minimo T; de hidrocarburos livianos es de aproximadamente
3s. Por lo tanto, el agua quedara totalmente polarizada utilizando un TWce, de por lo
menos 1.5s (Figura 56, izquierda arriba), y los hidrocarburos quedaran en muchos casos
adecuadamente polarizados utilizando un TWl .40 de 9s (Figura 56, derecha arriba).
(Puede hacer falta ajustar el TWy .40 a la presion y temperatura de los hidrocarburos, y
para el gas puede no resultar practico lograr polarizacion completa). Como el agua se
polariza totalmente con tiempos de polarizacion tanto cortos como largos, tendra la misma
amplitud sobre las distribuciones T, resultantes (Figura 56, abajo). Sin embargo, los
hidrocarburos livianos quedaran totalmente polarizados sélo cuando se utiliza TW\argo. Por
lo tanto, la diferencia de las dos distribuciones T, obtenidas con TWyiargo Y TWeoro dejara
solamente las componentes de hidrocarburos. De este modo, los hidrocarburos livianos
se pueden detectar y cuantificar, y los métodos para hacerlo seran analizados mas

adelante®.
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Mecanismo de contraste del relajamienta del Ty

- \ Hidrocarburo
£
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E
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0
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TWeorte ﬂ"'l"rlargt;:
T 10 100 1,000 Tp(ms) o100 1000 To(ms)

Distribucidn T_J:J

Figura 56. Mecanismo de contraste del relajamiento T,.

En la medicién con doble-TW, sélo el agua se puede polarizar totalmente durante el
TWcoro, mientras que tanto el agua como los hidrocarburos se polarizan totalmente con el
TW.iargo. LOs resultados obtenidos al tomar la diferencia entre las distribuciones T,
resultantes se utilizan para detectar y cuantificar hidrocarburos. Fuente Modificada de
Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.

4.3 IDENTIFICACION DE FLUIDOS A PARTIR DEL CONTRASTE DE DIFUSIVIDAD.
Tapitusion depende de D, G, y TE. Para agua, petroleos de viscosidad mediana, y petréleos

pesados, Dgss €s mucho mayor que Dy, y D, es mucho mayor que D. (Ver Tabla 4.1).

Entonces, Tapifusion S€ra muy diferente entre estos fluidos, y las diferencias se pueden
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amplificar con mediciones RMN hechas con un TE diferente. Mediciones de Doble-TE
utilizan dos valores de TE, TEcorto Y TE,_a,gos.

Para el TEcoo:

v t[TupSwWW]
Doun =M (V) 1econe = Z M,;(0)*1-e = |*e " +

W _t[ L .o, (;GTECW]
Mg (0)*| 1—e "o |*e +

TW

_Tl,gas
M gas (0) * l —€

—t 1 +D (¥GTE corto
Togs O 12
,gas
* e o}

Ecuacion 4.9.

Cuando TW >>3 x max (T1,w, T1,0il, T1,gas)-

1,8, (BTEcm)’

- S
Don =M Ot = Z M, (0)*e t[Tz,w v 12 J N

—t[ ! +Dyjj (YGTE coro ]
Tyt 12
Mg (0)*e = +
—t[ ! +D s (7GTE corto ]
M, (0)*e o= TP
gas

Ecuacion 4.10.
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Para el TE,.rg0

W _t[1+ps+ p, O ELaso)’
= — * T Wi * T2,w \Y 12
D aun _M(t)TEIargo_zMw,i(O) 1-e * e +
T, o Tt 12
M ol (O) * 1_ e 1,0il * e 2, 0il n
S Tw _t[ 1, (ﬁTELargoJ
T, as T2, as e 12

Mgas(o)* 1-e 7 *e ’

Ecuacion 4.11.
Cuando TW >>3 x max (T1,w; T1,oi|; T1,gas)-

t[1+ps o WE)]
T v oY 12
— — * 2,w
Doy =M (t) g argo — Z M Wi (0)*e +
—t[_l_ ! +D,il (}GTlEZ'-argo J
,oil
M (0)*e 7 +
_t[ ! +Dgas (}/GTELargoj
M, (0)*e (o=
gas (

Ecuacion 4.12.
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La Figura 57, ilustra una medicion de doble-TE en la cual TE argo = 3 TEcorto. S€ supone
que el fluido poral esta compuesto por dos fases, una con una D grande (la componente
azul de los trenes de ecos en la figura 57) y otra con una D pequefia (la componente roja
de los trenes de ecos). La diferencia en el decaimiento de una componente particular
entre las mediciones de TEcoro Y TErargo ©S mayor para la componente con la D mas
grande. Especificamente, la componente con la D grande decae mucho mas rapido
durante las mediciones del TE,arg0 que durante las mediciones del TEcono, mientras que la
componente con la D pequefia decae soélo ligeramente mas rapido durante las mediciones
del TEiago que durante las mediciones del TEcors. Esta distincion entre las dos
componentes se refleja en las correspondientes distribuciones T, y se puede utilizar para

distinguir los fluidos®.

Mecanismo de contraste en la difusividad

/ mﬁi / IE:argo
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v
) Fi ’,".' : s
yd 4
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|
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|

Distribucion Tz

Figura 57. Mecanismo de contraste en la difusividad.

En esta medicién con doble-TE de un fluido poral de dos fases, el tren de ecos del fluido
con la D grande (curva azul) decae mucho mas rapido durante mediciones del TE .50 que
durante mediciones del TEconto. El decaimiento del fluido con componente de la D
pequefia (curva roja) aumenta solo ligeramente durante las mediciones del TE 4. Estas
diferencias en decaimiento se reflejan en las distribuciones T, y se pueden utilizar para
distinguir los fluidos. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NVIR
logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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4.4 EFECTOS DE LOS FLUIDOS DE YACIMIENTOS EN LAS DISTRIBUCIONES T.

Los efectos de los fluidos en las distribuciones T, varian segun los fluidos presentes en

los poros.

4.4.1 Agua y Petréleo Liviano.

La Figura 58 (arriba) es un modelo volumétrico para una formacién humectada con agua,
saturada de agua y petroleo liviano. La separaciéon categérica entre las diversas
componentes en el modelo no implica la misma separacion absoluta entre los
espectros de decaimiento correspondientes. Si se utiliza un TE corto y un TW largo
para medir el tren de ecos, entonces el agua tendra una amplia distribucién T,, mientras
que el petroleo liviano tiende a mostrar una distribucién mucho mas estrecha alrededor de
un solo valor del T,. Existe poca diferencia entre los coeficientes de difusién del agua y
del petroéleo liviano; por lo tanto, el contraste de la Difusion entre los dos fluidos no sera
muy obvio. Los valores del T; para petréleo liviano y agua poral son muy diferentes; y

entonces el contraste del T; entre los dos fluidos sera detectable.

Las secciones del medio y de abajo de la Figura 58 muestran cémo las mediciones del
doble-TW se pueden utilizar para distinguir entre agua y petroleo liviano. Debido al gran
contraste del T; entre agua y petrdleo liviano, la sefial de agua desaparecera cuando las
distribuciones T, de TWcoro Y TWargo S€ Sustraen una de la otra. El “espectro” diferencial
(este método se explicara mas adelante) resultante contendra sélo parte de la seial de
petroleo liviano. La amplitud de esta sefal en el espectro diferencial sera altamente
dependiente tanto de la diferencia del T, entre las dos clases de fluidos como de la
diferencia entre TWeorto Y TWiargo. Normalmente, TWeoro Y TWiargo S€ seleccionan de
modo que TWeorto = 3T1agua Y TWhiargo = 3T1,aceite iviano- Si S€ usa un lodo base aceite,
aparecera una sefal del filtrado de lodo en la distribucién T,. En la Figura 58, el T, del
petroleo liviano se concentra a aproximadamente 500 ms. El T, del filtrado del lodo base

aceite es de aproximadamente 200 ms. Las sefales tanto de petrdleo liviano como del
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filtrado del lodo base aceite permaneceran en el espectro diferencial. Normalmente, es
dificil distinguir el petroleo nativo del filtrado del lodo base aceite debido a la mezcla entre

esos dos diferentes tipos de aceite y sus sefiales de RMN®.

Lodo base agua asoci I

TWlargo

Porosidad I-*

Forosidad

Lodo base aceite

TW corto
] ] Porosidad | - ‘
Filtrado de lodo base aceite
Petrdleo de la formacidn

0 - ’
1 10 100 1,000 T, (ms)

Figura 58. Modelos volumétricos de un yacimiento de petroleo liviano con
mediciones de doble TW.

En estos modelos volumétricos de un yacimiento de petréleo liviano, la zona virgen
(modelo de arriba) no contiene filtrado de lodo. En el momento de tomar un perfil RMN,
habra ocurrido una invasion, y parte de la respuesta del instrumento se podra atribuir al
filtrado de lodo en la zona invadida (modelos del medio y de abajo). El instrumento RMN
no responde a la matriz ni a la arcilla seca. Las dos distribuciones T, obtenidas con
mediciones con doble-TW contendran una sefial de petréleo. Cuando se utiliza un lodo
base agua (modelo del medio), la sefal de petréleo estara concentrada alrededor de un
solo pico (aqui, a aproximadamente 500 ms). Cuando se utiliza un lodo base aceite
(modelo de abajo), pueden existir tedricamente dos picos de aceite, uno para el petréleo
del yacimiento (aqui, a aproximadamente 500 ms) y otro para el aceite del filtrado (aqui, a
aproximadamente 200 ms). Sin embargo, en la practica ambas sefiales de aceite
normalmente se superponen sobre la distribucién T,, como la curva verde observada en la
figura. Tanto si se usa lodo base agua como lodo base aceite, las sefiales de aceite
permaneceran después de que una distribucion T, se sustrae de la otra. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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4.4.2 Agua y Petroleo Viscoso.

Cuando tanto agua como petréleo viscoso ocupan los poros de una formacion humectada
con agua, el modelo volumétrico de la formacion se puede ilustrar como en la Figura 59.
Si se usa un TE pequefio y un TW largo, la sefial del eco de momentos rotacionales del
agua, medida con el campo de gradiente de la herramienta RMN, tendra usualmente una
amplia distribucién T, y la sefal del petrdleo viscoso también tendra tipicamente una
amplia distribucion T,. El tiempo T, debido al efecto en bruto para petréleo viscoso y la
contribucion al tiempo total de decaimiento del agua por parte del relajamiento por
superficie no son usualmente muy diferentes. Sin embargo, los coeficientes de difusiéon
tanto para el agua como para el petréleo viscoso son muy diferentes; por lo tanto, el

contraste de difusion entre los dos fluidos es detectable.

La Figura 59, muestra como las mediciones del doble-TE se pueden utilizar para
distinguir entre agua y petréleo viscoso. Debido al contraste de difusién entre el agua y el
petroleo viscoso, la distribucion T, medida con el TE; .4 mostrara un mayor corrimiento
hacia la izquierda (a valores menores del T,) para agua que para petréleo viscoso,
comparado con la distribucion T, medida con TEcen. Las componentes rapidas del T, del
agua se correran muy poco. Cuando se usa lodo base aceite, éste tiene normalmente
menor viscosidad que el petréleo viscoso en condiciones de yacimiento. Las
componentes del T, de un filtrado de lodo base aceite medidos con el TEcon, €staran
aglomerados alrededor de un solo pico con un T, mas largo que el del petréleo viscoso.
Sin embargo, el pico del T, de un filtrado de lodo base aceite medido con TE.rg puede
ser mas corto que el del petréleo viscoso debido a la alta difusividad del filtrado. La
cuidadosa seleccion del TE, .40 hace posible separar las componentes del T, de petroleo
viscoso y agua, independientemente de si el lodo utilizado en el pozo es base agua o
base aceite. En general, como el corrimiento del espectro de los diferentes fluidos en la
curva de distribucion debido a la difusion no es lineal, donde los fluidos cuyos tiempos de
relajamiento sean mas largos se correran mucho mas a la izquierda que los tiempos de
relajamiento mas cortos. Este corrimiento no lineal hace entonces que los espectros

tengan picos mas pronunciados a medida que la difusién aumenta®.
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on la arcilla por capitaridad:

Agua
asociada
con la arcilla

TE corto

Porosidad

Porosidad

100 1,000

Lodo base aceite .
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con la arcilla -]

Porosidad

Porosidad
Filtrado de lodo base aceite
Petrdleo de la formacion L

Figura 59. Modelos volumétricos de un yacimiento de petréoleo viscoso con

mediciones de doble TE.

En un yacimiento de petréleo viscoso, la zona virgen (modelo volumétrico de arriba) no
contiene filtrado de lodo. Durante el perfilaje RMN, parte de la respuesta del instrumento
sera atribuible al filtrado de lodo en la zona invadida. Si se usa lodo base agua (modelo
del medio), las distribuciones T, obtenidas con mediciones de doble-TE permiten que el
petréleo pueda distinguirse del agua. Con las mediciones del TE largo, las componentes
rapidas del agua en la distribuciobn T, se corren mas hacia la izquierda que las
componentes del petréleo. Si se utiliza lodo base aceite (modelo de abajo), el filtrado
puede dar lugar a una sefial adicional de petroleo. Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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En la figura 59, el agua difunde mucho mas que el aceite y su espectro se “arruga” o
comprime, separandose del aceite liquido. Ademas el aceite, difundiendo menos que el
agua, se corre mucho menos que el agua en el espectro T, cuando se usan tiempos TE

largos.

Como conclusion tenemos que:

Las sefiales del agua en el espectro T, pueden estar en todo el rango pues su posicidén
s6lo depende de los tamafios porales. Esto es otra forma de decir que, para el agua, a
menos que se induzca difusion voluntariamente con tiempos entre ecos largos, el efecto
de relajacion predominante es el superficial y los mecanismos de relajacion por viscosidad
y difusion son despreciables.

Las senales de hidrocarburo en el espectro T, (en una roca mojada por agua) tienen una
posicion unicamente dependiente de la viscosidad y la temperatura. También es otra
forma de expresar que para los hidrocarburos, a menos que se induzca difusion
voluntariamente con tiempos entre ecos largos, el efecto de relajaciéon predominante es el
“bruto” y los mecanismos de superficie y difusién son despreciables.

Cuando se induce difusion artificialmente usando tiempos TE largos, los fluidos que se

corren hacia la izquierda son aquellos con mayor difusion natural.

4.4.3 Efectos del Gas Sobre la Distribucion T, Bajo Distintas Condiciones.

El gas es siempre una fase no humectante en el espacio poral de una formacién. De ahi
que el T, del gas se toma como el de gas en bruto, que es mas largo que el T4 del agua
en contacto con la pared del poro. El Tagifusion del gas dominara al T, del gas. Estas
caracteristicas y el campo de gradiente del instrumento RMN, hace a la sefal de gas

detectable a través de las mediciones RMN3.

4.4.3.1 Agua y Gas.

La Figura 70 presenta modelos volumétricos para rocas saturadas con agua y gas. Los

modelos representan una zona virgen y zonas invadidas por lodos base agua y base
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aceite. Se usa un TE corto y un TW largo, la sefal de eco de momentos rotacionales del
agua tendra una amplia distribucion T,, mientras la sefal de gas tendra casi un valor
unico del T,. Los tiempos T, para agua y gas son muy diferentes; por lo tanto, el contraste
del T; se puede utilizar para diferenciar agua y gas, como se muestra en los modelos de

la mitad y de abajo de la Figura 60.

Agua
asociada
con la arcilla

Agua
asociada
con la arcilla Zpor ¢

Lodo base agua

Porosidad

Porosidad

Agua
asociada
con k2 arcilla g

Lodo base aceite

Porosidad

Porosidad
Fittrado de lodo base aceite
. Gas de la formacian

Figura 60. Modelos volumétricos de un yacimiento de gas con mediciones de doble
TW.

En un yacimiento de gas, la zona virgen (modelo volumétrico de arriba) no contiene
filtrado de lodo. Durante el perfilaje RMN, parte de la respuesta del instrumento sera
atribuible al filtrado del lodo en la zona invadida. Cuando se utiliza un lodo base agua y
mediciones de doble-TW (modelo del medio), se puede detectar gas sustrayendo las dos
distribuciones T, resultantes. Si se utiliza lodo base aceite (modelo de abajo), el espectro
diferencial resultante contendra también una componente atribuible al filtrado del lodo
base aceite que ha invadido la formacién. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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Como con el agua y el petroleo liviano, existe un gran contraste del T; entre gas y agua
en contacto con la pared del poro. Entonces, cuando se utilizan mediciones de doble-TW,
y las distribuciones T resultantes se sustraen entre si, la componente de agua sera
eliminada, y parte de la componente de gas permanecera en el espectro diferencial. La
amplitud de la componente parcial de gas en el espectro diferencial sera altamente
dependiente tanto de la diferencia entre el Tig4as ¥ €l T4 agua COMo de la diferencia entre el
TWeoro Y €l TWiargo. Normalmente, los parametros del perfilaje se ajustan de modo que
TWiargo = Tigas Y TWeoro = 3Tiagua- Ademas, cuando hay gas presente, el indice de
hidrégeno y los efectos de la polarizaciéon se deben tener en cuenta porque el gas tiene

bajo indice de hidrégeno y largo T;.

Si se usa lodo base aceite, aparece una sefial del filtrado del lodo base aceite en la
distribucién T,. En la Figura 60, el T, del gas se concentra a aproximadamente 40 ms
aproximadamente, y el T, del fitrado de un lodo base aceite se concentra a
aproximadamente 200 ms aproximadamente. Tanto las sefiales del gas como las del

filtrado del lodo base aceite permaneceran en el espectro diferencial.

4.4.3.2 Agua, petréleo liviano, y gas.

Cuando agua, petroleo liviano, y gas ocupan el mismo sistema poral en las rocas de una
formacién (Figura 61), tanto el petréleo liviano como el gas se pueden detectar aun a
través de sus contrastes del T;. Se utilizan mediciones de Doble-TW, y el TW, g0 deberia
ser mayor que tres veces el maximo T; del petrdleo liviano, gas, y (si se usa lodo base
aceite) el filtrado del lodo base aceite. Cuando se utiliza lodo base aceite, las sefiales de
petréleo liviano, gas, y filtrado de lodo base aceite permaneceran en el espectro

diferencial.

Aunque la diferencia en difusividad entre gas y liquido es grande, este contraste rara vez
se aplica para separar las sefiales de dos fluidos. Generalmente, el T, del gas es muy
pequefio. En la mayoria de los casos, la componente del T, del gas puede sobreponerse
en la ventana del BVI. Cuando se utiliza un TE mas largo, la componente de gas puede
desaparecer de la distribucion T,. EI T, del gas esta fuertemente afectado por el

espaciamiento entre ecos en un campo de gradiente. Seleccionando cuidadosamente el
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TE y la intensidad del gradiente (que esta relacionado con la frecuencia), la sefal de gas

se puede separar del BVI, petréleo liviano, y filtrado de lodo base aceite®.

Porosidad

Porosidad

100 ] T, (ms)

Agua
azociada
con la arcilla

Lodo base aceite

Porosidad

I Gas TW corto
Petralec de la formacidn  [Elelget=sl=1s|

Petréleo de la farmacion vy g 1,000 )
filrado del lodo base aceite T, (ms)

Figura 61. Modelos volumétricos de un yacimiento de gas y petréleo liviano con
mediciones de doble TW.

En un yacimiento que contiene gas y petroleo liviano, la zona virgen (modelo volumétrico
de arriba) no contiene filtrado de lodo. Durante un perfilaje RMN, parte de la respuesta del
instrumento serd atribuible al filtrado de lodo en la zona invadida. Cuando se utiliza un
lodo base agua y mediciones de doble-TW (modelo del medio), el gas y el petréleo liviano
se pueden diferenciar del agua sustrayendo las dos distribuciones T, resultantes. Si se
utiliza un lodo base aceite (modelo de abajo), el espectro diferencial resultante puede
también contener una componente atribuible al filtrado del lodo base aceite que ha
invadido la formacion. La diferenciacion entre gas y petroleo livianoffiltrado de lodo base
aceite depende de diferencias del T, factibles de ser resueltas en el espectro diferencial.
Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles
and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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4.5 TECNICAS DE IDENTIFICACION DIRECTA DE FLUIDOS EN YACIMIENTOS.

A partir de las propiedades RMN de los fluidos, se desarrollaron técnicas de deteccién
directa de hidrocarburos en la zona lavada y se bautizaron DHT (Direct Hydrocarbon
Typing). Dentro de las diferentes técnicas encontramos las siguientes:

TDA (Total Domain Analysis): para gas e hidrocarburos livianos con viscosidades
menores o iguales a 1.0 cp. Este método explota y necesita el contraste en T,y en T, de
los fluidos. Trabaja con lodos de base agua (WBM) o de base aceite (OBM).

DIFAN (Shifted Spectrum Method): para gas e hidrocarburos livianos con viscosidades
menores o iguales a 50 cp. Este método explota el contraste de Difusién entre agua e
hidrocarburo cuando no existe contraste natural en T ni en T;entre ellos.

EDM (Enhanced Diffusion Method): para hidrocarburos liquidos con viscosidades entre
1.0 cp y 50 cp. Este método es cualitativo y se usa para ampliar el rango de viscosidades
“visibles”. Por su forma de identificar hidrocarburos en forma visual, se ha denominado

como Testigos Laterales Electrénicos.

El objetivo de todos estos métodos es manipular las sefales de los fluidos en el Espectro
T, o T4, ya sea en posicion o en amplitud, para separarlos y, posiblemente, integrar sus
senales independientemente a fin de calcular saturaciones directamente. A continuacion

describiremos cada uno de los métodos en mas detalle®.

4.5.1 Andlisis en el dominio del tiempo (TDA).

El Analisis en el Dominio del Tiempo (TDA) se basa en el hecho de que fluidos diferentes
tienen diferentes velocidades de polarizacién, o sea, diferentes tiempos de relajamiento
T;. Tanto el T, del gas como el del petréleo liviano (con viscosidad de menos de 5 cp) son

normalmente mas largos que el T4 del agua. El Analisis en el Dominio del Tiempo provee:
Tipos de fluido en la zona invadida.

Porosidad RMN corregida en yacimientos de gas (sin esta correccion los datos de RMN

subestiman la porosidad debido al largo T; y bajo indice de hidrégeno del gas).
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Porosidad RMN corregida en petroleos livianos

Analisis completo de saturacion de fluidos en la zona invadida utilizando s6lo datos RMN.

El TDA fue una consecuencia del Método del Espectro Diferencial (DSM), que se
desarrollé6 como una aplicacion temprana del perfilaje de doble-TW. La técnica del DSM
se usa para investigar cualitativamente la existencia de gas en la formacion. La base de la

técnica esta representada en la Figura 62.

Con el TDA, la sustraccion se efectia en el dominio del tiempo cronolégico en lugar de en
el dominio del tiempo de relajacién T,. El método del TDA tiene dos ventajas clave
comparado con el del DSM.

+ La diferencia entre los dos trenes de ecos se calcula en el dominio del tiempo
cronoldgico, de modo que la diferencia es mas robusta. La diferencia se transforma luego
en una distribucion de T,.

* La técnica TDA provee mejores correcciones para los efectos del hidrogeno
subpolarizado y del indice de hidrogeno.

La Figura 63, ilustra los principios del TDA.
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M(t) P(i)
Datoe sin procesar: Tren de ecas A (TW largo) Dalos procesados: Distribucion A de T4 '
- t T.
Dalos sin procesar: Tren de ecos B (TW corto) Datos procesados: Distribucion Bde T, "2
Espectro diferencial de A - B
en el dominio de T4
P(i)
FPetroleo ™
Gas m ‘
Resultada del proceso: Distribucion de Tp L7

Figura 62. Método del Espectro Diferencial.

En el Método del Espectro Diferencial, los trenes de ecos con un TW largo y con un TW
corto se convierten primero en distribuciones de T,, y las distribuciones de T, resultantes
se sustraen entre si. Fuente Modificada de Coates, G, R, Xiao, L, Prammer,M,G,, NVIR

logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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t
Datos sin procesar: Tren de ecos A (TW largo)

M(t)
\ﬁ\l t
Datos sin procesar: Tren de ecos B (TW corlo)

Tren de ecos diferencial A - B
en el dominio del tiempo

Mt)

D —

Diferencia de trenes de ecos

Petroleo
Gas m

P(i)

Datos procesados: Distribucion de To

Figura 63. Método del Analisis en el Dominio del Tiempo.

En un Analisis en el Dominio del Tiempo, los trenes de ecos con un TW largo y corto
primero se sustraen, y la diferencia de trenes de ecos se convierte en una distribucion de
T,. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging

Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

4.5.1.1. Adquisicién de datos.

Los datos del TDA se adquieren con el perfilaje del doble-TW. El perfilaje del doble-TW

adquiere dos curvas de decaimiento RMN utilizando un TW largo y un TW corto con un

solo TE. Un tipico parde TWes 1y 8s,conun TEde 0.9 6 1.2 ms.
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La Figura 64 ilustra el principio del perfilaje de doble-TW. Las secciones superior y del
medio muestran la polarizacion y adquisicion de ecos con una modalidad de doble
frecuencia utilizando las frecuencias f; y f, (pardmetros de operacion de la herramienta).
En esta ilustracion el tren de ecos con un TW corto se adquiere en el ambito cilindrico de
f;, o volumen sensible de f;, mientras la formacion se esta polarizando en el ambito
cilindrico de f.. Luego se adquiere un tren de ecos con un TW largo en el ambito de f,. El
TW corto se selecciona como para que los protones en agua se polaricen totalmente,
pero para que los protones tanto del gas como de petrdleos livianos se polaricen solo
parcialmente. Durante el ciclo del TW largo, todos los protones del agua se polarizan
totalmente, y los protones del gas y del petrdleo liviano quedan mas completamente
polarizados que durante el ciclo del TW corto. La polarizacion completa del agua implica
que la diferencia entre las mediciones del TW largo y del TW corto se debe a las senales
de gas y de petréleo liviano. La seccion de abajo en la Figura 74, muestra las
distribuciones de T, de ambos trenes de ecos’.

Los resultados del perfilaje del doble-TW a nivel de pozo tienen distribuciones de T, con
TW corto y TW largo; MPHI, BVI, y MFFI aparentes de los ecos de trenes tanto con TW
corto como con TW largo; y MPERM de las mediciones con TW largo. La Figura 65,
muestra un perfil de doble-TW. Comparando el BVI'y el MFFI de las mediciones tanto del
TW corto como del largo, se puede obtener informacién util de un vistazo. Tanto el gas
como el petrdleo liviano tienen un T, largo, y por eso necesitan un TW mas largo para la
polarizacion total. Si hay petrdleo liviano presente, el MFFI del TW largo sera mayor que
el del TW corto. En una zona de gas, el BVI'y el MFFI de un TW largo seran mayores que

el de un TW corto®.

135



M
L —
fI
i TW corto
0 = __l\ =
Adquisicidn
Mg .
¥ largo i
f L : ! ™Y Iargo
2 H H H Agua
+ : i Petréleo liviano
0 e e——— I | Gias "\q,_
Porosidad Salmuera
Patraleo
TW corto Gas = TW largo
[ ] l
0 1 10 100 1,000 o 1 10 100 1,000
Tiempo de relajamiento T; (ms) Tiempo de relajamiento Ty (ms)

Figura 64. Principio del perfilaje de doble-TW.

El perfilaje de doble-TW adquiere un tren de ecos parcialmente polarizado con un TW
corto (seccién superior) y un tren de ecos completamente polarizado con un TW largo
(seccion del medio). Se generan las distribuciones de T, correspondientes a los dos
trenes de ecos (seccion inferior). Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

Observaciones Figura 65:

Figura 65. Ejemplo de un perfil RMN con doble TW.

Este perfil muestra los resultados del doble-TW a nivel de pozo. La Pista 1 contiene una
curva de correlacién entre rayos gama convencionales y datos de celda de T, con un TW
largo. La Pista 2 muestra MPERM. La Pista 3 muestra la distribuciéon de T, con un TW
largo. La Pista 4 muestra la distribucion de T, con un TW corto. La Pista 5 contiene las
curvas del MPHI y BVI con un TW largo. La Pista 6 contiene las curvas del MPHI y BVI
con un TW corto. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR
logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

136



MPHIB

PAE A

1A

Bw

Tz DIST,
fezslele]

Bl

B0

T2 OIST.

. de 12"

.Poros

Figura 65.

137



4.5.1.2 Modelo matematico del TDA.

El TDA determina la porosidad ocupada con petrdleo y gas a partir del espectro
diferencial puede basarse en lo expuesto en el Capitulo 3. En particular, cuando tanto el
petréleo como el gas tienen supuestamente valores unicos de T,, al tomar la diferencia de

la ecuacion 4.8 de la 4.7 se obtiene:

AM (t) =M (t)TWI argo M (t)TWcorto
TW

corto TWiargo _( t }
:ZMW,i(O)* e T —€ Tuwi *@ Towi +

TW eorto W, arg o _[ t j
Ti oi Ti oi T oi
M il (O) * e Lol e 1,0il * e 2,0il +

TWcorto TWI arg o t
T, T, T
* 1,gas _ 1,9as * 2,9as
M. (0)*| e e e

Ecuacioén 4.13.
Las funciones de polarizacion se definen entonces para agua (Aca,,; ), petroleo (Aa; ), ¥

gas (A« ) de la siguiente manera:

Wi - Ecuacién 4.14.

138



TWeorto ™wW, arg o
J— Tl,0|l T1,0|I
Aoy =|¢€ € Ecuacién 4.15.
TW orto ™w, arg o
— Tl,gaS Tl,gas
Aagas =€ € Ecuacion 4.16

Luego la ecuacién 4.13 se convierte en:

AM (t) =M (t)TWI argo M (t)TWcorto

= Z M, (0)*Aa,; *e_[TZfW’i] + M (0)*Aay, *e_[T:O”] +

t

T2,gas
M gas (0) *Aagas *e

Ecuacion 4.17.

Si se eligio un TWcono para polarizar completamente los protones de agua en los poros de

la roca, entonces A, ;= 0. Esta condicion permite que la diferencia entre los dos trenes

de ecos se pueda expresar como:

AM (t) =M (t)TWI argo M (t)TWcorto

t t

=M (0)*Aq, *e (TZ'OHJ +M s (0)* A *e_TZ*g‘*S

gas

Ecuacion 4.18.

Entonces se define una funcion de porosidad diferencial mediante:
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AM (t) =M (t)TWI argo M (t)TWcorto = A¢(t)

= ¢ il

t
- _
*e 2% 4 ruido

Ecuacion 4.19.

*

gas

Donde:

Ruido = ruido durante la medicion de CPMG de dos trenes de ecos.

A¢ = diferencia en porosidad ocupada por hidrocarburos, obtenida de los trenes de ecos.
¢;| = porosidad aparente ocupada por petréleo, obtenida de la diferencia entre los dos

trenes de ecos.

¢;as = porosidad aparente ocupada por gas, obtenida de la diferencia entre los dos trenes

de ecos.

Finalmente, las porosidades aparentes estan relacionadas con las porosidades

verdaderas (@ Y @y, ) POr:

. [m),
= ——"" Ao, =¢ HI _ Ac. i

¢o.| {Mm% (0)} oil ¢Di, oil oil Ecuacién 4.20
. { M (O)gas }Aa @, Hl Aa
as | wa /A as — Pgas as as Ecuacion 4.21
’ MlOO% (O) ’ ’ ’ ;

Donde:

M100%(0) = amplitud del tren de ecos de CPMG en tiempo cero obtenido de una calibracion
de tanque con agua (es decir, 100% de porosidad) RMN.
Hloi = indice de hidrégeno del petroleo.

Hlgss = indice de hidrégeno del gas.
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Por lo tanto:

Si se conocen los valores de T Y Tagas €n condiciones de yacimiento, entonces se

puede usar la Ecuacién 4.19, para calcular las porosidades aparentes, ¢, y ¢;as.

Si también se conocen los valores de Tioi, T1gas, Hloi, ¥ Hlgas, €ntonces se pueden usar las

Ecuaciones 4.20 y 4.21 para calcular las porosidades verdaderas, @, y @y, -

El procedimiento real del TDA consiste en los siguientes pasos®:

Obtener dos trenes de ecos con activacion de doble-TW.

Estimar las propiedades en bruto (T4, T, y HI) del petréleo y gas en condiciones de
yacimiento (por ejemplo, temperatura, presion y viscosidad del petréleo).

Sustraer los trenes de ecos entre si.

Investigar el T, para gas y petroleo, e investigar el T, para petrdleo en condiciones de

yacimiento.

Calcular las porosidades aparentes ¢, y ¢;as utilizando la Ecuacién 4.19.

Calcular las porosidades verdaderas ¢, y ¢, utilizando las Ecuaciones 4.20 y 4.21, las

propiedades en bruto estimadas en el Paso 2, y las porosidades aparentes halladas en el
Paso 5. (Observar que los valores de T, estimados en el Paso 2 6 medidos con una
activacion de triple-TW se usan para calcular las funciones de polarizacion del petroleo y
gas).

Calcular la porosidad del agua y la porosidad efectiva.

Los siguientes parrafos resumen varias suposiciones para el TDA que fueron analizadas

anteriormente®:

En la Ecuaciéon 4.7 y 4.8, cada una de las sefiales de petroleo y gas exhiben un
decaimiento uniexponencial.
Este decaimiento uniexponencial es una aproximacion razonable para el decaimiento del

gas y de muchos petréleos de baja viscosidad.

141



En la Ecuacion 4.18, TW,,, debera ser elegido de manera que los protones de agua
queden completamente polarizados. De otro modo, se necesita una correccion para
polarizacion de agua, y el proceso de analisis sera mas complicado.

En la ecuacion 4.19, A¢ la diferencia entre las porosidades derivadas de los dos trenes

de ecos individuales, es dependiente tanto de la porosidad verdadera de la roca como del

contraste en T, entre agua e hidrocarburos livianos. Si A¢ no es suficientemente grande,
por decir, A¢ < 1.5 p.u. (unidades porosas), entonces el hacer coincidir la sefial de

diferencia con una funcién uni o biexponencial puede ser dificil debido al nivel de ruido
bajo el cual se adquieren los datos RMN.

Debe existir un considerable contraste en T entre el agua y los hidrocarburos livianos.

El gas y el petréleo tienen valores de T, considerablemente diferentes para permitir el

reconocimiento de sefiales separadas.

Estas suposiciones son generalmente validas para yacimientos de alta porosidad,
humectados con agua, que contienen hidrocarburos livianos (gas y petréleo liviano). En
dichos yacimientos, el TDA debe ser posible, siempre que TWiargo Y TWeoro S€aN
cuidadosamente seleccionadas para amplificar el contraste en T; entre el agua y los
hidrocarburos livianos. Por lo tanto, la planificacién del trabajo es critica para el éxito del
TDA. ElI TDA requiere solo datos RMN, para proveer porosidad, permeabilidad e

identificacion de hidrocarburos: no se necesitan datos de ningln otro perfil convencional®.

4.5.1.3 Ejemplos de aplicacion TDA.
Ejemplo 1.

Dos pozos de un campo en Egipto muestran la importancia del TDA para reparar los
efectos de la subpolarizacion de hidrocarburos livianos y suministrar la porosidad correcta
de la formacion. En el mencionado campo, el operador utilizé un lodo liviano a base de
aceite, que tiene un valor de T; de aproximadamente 5s. Originalmente, el efecto de un
lodo liviano a base de aceite no se tenia en cuenta, lo que causaba una subestimacion de
la porosidad de la formacién. En la Figura 66 se muestra una comparacién entre

porosidad de nucleo y porosidad RMN en el primer pozo, y la comparacion ilustra esta
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subestimacion y también lo hace una comparacion entre la porosidad de grafico ortogonal

de densidad-neutrén y la porosidad RMN presentada en la Figura 67°.

Porosidad RMN sin corregir vs. Porosidad de Nucleo

]
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Porosidad de nucleo (p.

0] 5 10 15 20
Porosidad RMN sin corregir (p.u.)

Figura 66. Porosidad RMN sin corregir vs porosidad de niucleo en un pozo de
Egipto.

En este pozo de Egipto, perforado con un lodo ligero de base aceite, una comparacion
entre porosidad de nucleo y el MPHI determinado sin un procesamiento TDA muestra que
el MPHI subestima la porosidad. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

En el segundo pozo, se efectué el TDA para hacer una correccion que compense el
efecto del lodo liviano de base aceite en la zona invadida, el que afecté la respuesta al
RMN debido a la subpolarizaciéon de los nucleos de hidrogeno en el lodo. La Figura 68
compara la porosidad de nucleo con el MPHI determinado con el TDA. La Figura 69

compara la porosidad de grafico ortogonal de densidad-neutron con el MPHI determinado
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con el TDA. Las figuras demuestran que el procesamiento con el TDA corrigié el

problema de la subestimacion del MPHI observado anteriormente a nivel del pozo®.

Porosidad RMN sin corregir vs. Porosidad (Grafico ortogonal Densidad Neutron)
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Porosidad del gréfico ortogonal de Densidad x Neutran (p.u)

o
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Porosidad RMN sin corregir {p.u.)

Figura 67. Grafico de porosidad RMN sin corregir vs porosidad de un grafico
Densidad Neutréon en un pozo en Egipto.

En el mismo pozo descrito en la Figura 66, una comparacién entre la porosidad del
grafico ortogonal de densidad-neutrén y el MPHI determinado sin un TDA muestra una
vez mas que el MPHI subestima la porosidad. Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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Porosidad RMN corregida vs. Porosidad de nucleo
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Figura 68. Grafico porosidad RMN corregida vs porosidad de ntucleo en un pozo en
Egipto.

En este segundo pozo de Egipto perforado con un lodo ligero de base aceite, el MPHI
determinado con un TDA se correlaciona bien con la porosidad de nucleo. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

145



Porosidad RMN corregida vs. Porosidad {Grafico ortogonal densidad x neutron)
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Figura 69. Grafico de porosidad RMN corregida vs porosidad de un grafico
Densidad Neutréon en un pozo en Egipto.

En el mismo pozo descrito en la Figura 63, el MPHI determinado con un TDA se
correlaciona bien con la porosidad del grafico ortogonal de densidad-neutrén. Fuente
Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and
applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

Ejemplo 2

La Figura 70, muestra el resultado de aplicar el TDA a los datos de RMN de la Figura 65.
Utilizando esta técnica, el analisis automatico de la herramienta RMN provee una solucion
completa para porosidad, permeabilidad y saturacién de fluidos en la zona invadida. De
acuerdo con los resultados del TDA, hay una zona productiva muy buena y libre de agua
entre XX685 y XX870 pies, aunque la resistividad es bastante baja desde XX715 hasta
los XX870 pies. Hay una zona de agua ubicada desde XX870 hasta los XX880 pies.
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Los datos adquiridos con herramientas de RMN siempre contienen ruido, lo que provoca
dilatacidn espectral. Los efectos de la dilatacion espectral cuando se utiliza DSM pueden

ser severos cuando la diferencia entre la porosidad ocupada por hidrocarburos obtenida

de los dos trenes de ecos (Ag,) es pequefia. La sefal puede haber sido salpicada

desigualmente entre celdas adyacentes, y el espectro diferencial puede aparentar no

contener ninguna sefial de hidrocarburos®.

Observaciones figura 70:

Figura 70. Ejemplo de aplicacion TDA a los datos de la figura 65.

Se aplicé un TDA a los datos RMN de la Figura 65, para obtener los resultados
observados aqui. La Pista 1 contiene una curva de correlaciébn entre rayos gama
convencionales y datos de celda de T, con un TW largo. La Pista 2 muestra datos de
MPERM vy resistividad (profundos y superficiales). La Pista 3 muestra la distribucién de T,
con un TW largo. La Pista 4 muestra el espectro diferencial (imagen de densidad
variable). La Pista 5 contiene resultados del TDA: porosidad efectiva corregida, BVI, y
gas, y también porosidad con petréleo y agua movible. Fuente Modificada de Coates,
G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton
Energy Services Group, 1999.
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4.5.2 Andlisis de difusion.

El Analisis de difusién depende del contraste de difusion entre fluidos para identificar y
cuantificar petréleos con viscosidades en un rango de entre 0.5y 35 cp a temperaturas de
por lo menos 200°F y presiones de por lo menos 2,000 psi. Como se analizdé en el
Capitulo 3, el mecanismo de relajamiento de la difusion tiene lugar debido al gradiente del
campo magnético del RMN. EI T, observado en un fluido cambia con los cambios en el
espaciamiento entre ecos TE. El valor de T, depende del gradiente de campo magnético

G, la constante giromagnética ¥ de los nucleos de hidrégeno, el espaciamiento entre

ecos TE, y el coeficiente de difusion aparente D, de acuerdo a:

1 1 CD,(GyTE)?
T T + 12 Ecuacion 4.22
2 2int

Donde, T.nt €s el tiempo de relajamiento intrinseco cuando el gradiente de campo es
cero. C da cuenta de los efectos combinados, de difusién restringida y dinamica de
momentos rotacionales, asociados con la mezcla de ecos directos y estimulados en el
campo magnético de gradiente. Este valor depende de la herramienta RMN que se utilice.
Para la herramienta de MRIL (herramienta de Halliburton), C = 1.08. Para un trabajo
dado, todos los parametros en la Ecuacion 4.22 son constantes excepto para el
espaciamiento entre ecos TE. La Ecuacion 4.22, muestra que incrementando el
espaciamiento entre ecos de 1.2 ms a valores mas altos generara un valor de T, mas

bajo.

Para adquirir datos con el analisis de difusion, se requieren datos de ecos de una
activacion doble-TE. El perfilaje de doble-TE obtiene dos tipos de trenes de ecos de
CPMG utilizando un TE corto y uno largo con un solo TW. Para polarizacion completa, el
TW debe ser de por lo menos tres veces el maximo T, de todos los fluidos porales. Un par

tipico o activacion del TEes 1.2 y 4.8 ms®.
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La activacion de doble-TE permite que el principio de mediciones ponderadas segun
difusion sea aplicado para distinguir entre agua y petréleo de viscosidad mediana. El
petroleo debe tener un D, considerablemente menor que el agua, y en la practica, las
viscosidades del petréleo deben tener un rango de aproximadamente entre 0.5 y 35 cp.
Mediante la comparacion de los trenes de ecos de CPMG derivados del espaciamiento
corto entre ecos (TEcoro) Y del espaciamiento largo entre ecos (TEpargo), la sefial del

petréleo se distingue de la sefial del agua®.

La Figura 71 ilustra el principio del perfilaje de doble-TE. Las secciones de arriba y del
medio muestran la polarizacion y adquisicion de ecos utilizando un modo de doble
frecuencia con las frecuencias f; y f,. Mientras que el ambito de f, se esta repolarizando,
en el ambito de f; se estan adquiriendo datos. Entonces el proceso se invierte. En esta
ilustracion, se adquiere un tren de ecos con el TE largo en el ambito de f;, y se adquiere
un tren de ecos con el TE corto en el ambito de . Para la medicion del TE largo, el
decaimiento de la sefal de agua es mucho mas rapido que el decaimiento de la sefnal del
petréleo de mediana viscosidad. Mediante una seleccion cuidadosa del TE largo, se
pueden separar las sefiales del agua y de los petréleos liviano y pesado. Para la medicion
del TE corto, la distribucion de T, del agua se sobrepone en gran parte a la distribucion T,

del petréleo. La seccion de abajo muestra distribuciones de T, de ambos trenes de ecos.

A nivel de pozo, los resultados del perfilaje de doble-TE consisten en dos distribuciones
de T,, MPHI y BVI de trenes de ecos tanto con un TE corto como con un TE largo, y
MPERM a partir de mediciones con un TE corto, como se muestra en la Figura 72. (El
perfil en esta figura se calculé con los parametros por defecto Tocutos = 33 Mms y C = 10,
siendo C el coeficiente del modelo de Coates). Resultados posteriores pueden diferir de
los resultados a nivel de pozo debido a refinamientos consecutivos en los parametros de
medicion y suposiciones de computo. Por ejemplo, tanto el tiempo de polarizacion TW
como el indice de hidrogeno HI influiran en MPHI y BVI. Por afadidura, Tacutoss influyen en
BVI 'y MFFI. MPERM esta influido por los mismos factores que afectan a BVI y también
por el coeficiente del modelo de Coates. Esto se puede observar comparando las curvas
de distribuciones de T,, el BVl y el MFFI a partir de las mediciones con un TE corto y un
TE largo®.
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El gas tiene una alta difusividad, petréleo viscoso tiene baja difusividad, y la difusividad
del agua esta entre las difusividades del gas y del petréleo viscoso. Por lo tanto, gas,
agua, y petroleo viscoso ofreceran diferentes corrimientos sobre la distribucion de T, a

partir de las mediciones RMN desde un TE corto hasta un TE largo®.

M, .
; TE largo
f | j
" !
Polarizacion Adquisicién
Ml] T -
5 ‘ TE corlo
fp
Polarizacion Adquisicicn
Porosidad |
TE largo Salmuera TE carta
Petrdleo
o 1 10 100 1,000 o 1 10 100 1,000
Tiempo de relajamiento Ta (ms) Tiempo de relajamiento Tz (ms)

Figura 71. Principio del perfilaje de doble-TE.

El perfilaje de doble-TE adquiere dos trenes de ecos completamente polarizados, uno de
una medicion con un TE largo (arriba) y el otro de una medicién con un TE corto (mitad).
Las distribuciones de T, resultantes (abajo) se pueden utilizar para distinguir entre agua y
petroleo. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging

Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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Comentarios Figura 72:
Figura 72. Ejemplo de un perfil RMN con doble TE.

Este perfil muestra productos de doble-TE a nivel de pozo. La Pista 1 contiene una curva

de correlacién de rayos gama convencionales y datos de celda de T, de trenes de ecos
con TE corto. La Pista 2 muestra el MPERM calculado. La Pista 3 muestra la distribucion
de T, con un TE corto. La Pista 4 muestra la distribucién de T, con un TE largo. La Pista 5
contiene las curvas del MPHI y del BVI con un TE corto. La Pista 6 contiene las curvas del
MPHI y del BVI con un TE largo. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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4.5.2.1 Método del espectro corrido.

El Método del Espectro Corrido (SSM) es una técnica cualitativa utilizada para representar
cambios en los valores de T, de los fluidos, y por lo tanto cambios en sus distribuciones
de T,, cuando se utilizan espaciamientos entre ecos diferentes. Consideremos una
formacién que contiene fluidos compuestos de agua y petréleo de mediana viscosidad. El
coeficiente de difusion para el agua es unas 10 veces mayor que para el petréleo de
mediana viscosidad. Cuando el TE se incrementa, el proceso de difusion disminuira el T,
del agua mas que el T, del petréleo. Se pueden elegir valores de TE largos y cortos
(TELargo Y TEcortos) de modo que la reduccion en valores de T, de agua y petréleo medidos
con TEiargos relativo a aquellos medidos con TEcoros S€ puedan utilizar para separar la
sefial de agua de la sefial de petréleo. Una comparacién de las distribuciones de T,
determinadas con TEiargos Y TEcortos demuestra los corrimientos relativos inducidos por

difusién de los valores de T, del agua, petrdleo y gas en este método®. Ver figura 73.

En la figura 73 la parte superior muestra el caso de Agua-Gas y la inferior es para Agua-
Aceite. Se representa asi porque el método soélo puede resolver dos componentes a la
vez. Si se realizan dos medidas, una con tiempo TE corto (parte superior en cada figura)
y otra con tiempo TE largo (parte inferior en cada figura). El objeto de usar tiempos TE
largos es inducir difusion artificialmente para que el mecanismo de relajacion por difusion
sea dominante para el fluido mas sensible a este efecto. En la figura superior, el gas
difunde muchisimo y su sefial se corre hacia la izquierda en el espectro T,. En la figura
inferior, el agua difunde mucho mas que el aceite y su espectro se “arruga” o comprime,
separandose del aceite. De la figura superior para Agua-Gas podemos inferir que, a
mayor TE, el gas por tener un alto coeficiente natural de Difusion Dg,s, puede ser corrido
fuertemente hacia la izquierda y aun sacado afuera del espectro. Quiere decir que, con
parametros de adquisicion adecuados, para la herramienta RMN se puede hacer ciego el
gas con propésitos de deteccién de liquidos. Esta es una de las propiedades que se

explotan en el método EDM que explicaremos un poco mas adelante.
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De la figura inferior para Agua-Aceite entendemos que el aceite, difundiendo menos que

el agua, se corre mucho menos que el agua en el espectro T, cuando se usan tiempos TE
largos (ver comentarios figura 59).

Especiro Corrido
- Inter-eco
Corto
e Agua
= Gas H
i
Inter-eco
% Largo
L=
m
=
5 h—.____\
x _"’
1 10 100 1,000 10,000
Tiempo T, {ms)
Espectiro Corrido
Inter-eco
= Corto
= Agua
w Aceite
=
Inter-eco
E Largo
=
; .
(]
=]
o
1 10 100 1,000 10,000
Tiempo T, (ms)

Figura 73. Método del espectro corrido.

Una comparacion de las distribuciones de T, determinadas con TEiargos Y TEcortos
demuestra los corrimientos relativos inducidos por difusidon de los valores de T, del agua,
petréleo y gas en el método del espectro corrido. Fuente Modificada de Coates, G,R,,

Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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4.5.2.2 Analisis cuantitativo de difusion: DIFAN.

DIFAN es un modelo empirico para el analisis cuantitativo de la difusion que fue utilizado
exitosamente en varios campos petroleros. Fue desarrollado para resolver problemas en
donde hay insuficiente contraste en T; como para usar el método del TDA o poco
contraste en la difusion como para usar métodos mas directos de doble-TE o del EDM.
Utiliza el diferente corrimiento de valores de T, para diferentes fluidos producido por el
fendmeno de difusion para proveer valores cuantitativos de la porosidad llena de agua y
llena de hidrocarburos. Para hidrocarburos liquidos con muy bajas viscosidades, es decir,
petréleos livianos y condensados, DIFAN no es recomendable porque las diferencias
entre los coeficientes de difusién entre hidrocarburos y agua es demasiado pequena. Para
petréleo de alta viscosidad (petréleo pesado), DIFAN tampoco es aconsejable porque la
diferencia entre los valores de T.n del petrdleo inerte y del agua irreductible es
demasiado pequefia®.

El modelo de DIFAN genera dos distribuciones de T, utilizando los dos trenes de ecos
generados a partir del perfilaje de doble-TE. Se calculan las medias geométricas
aparentes de T, de las ventanas de fluido libre de las distribuciones de TEargo Y TEcorto,
T,, y se las denomina T,y T¢, respectivamente. Luego las dos medias se correlacionan

con los parametros de difusion mediante las siguientes dos ecuaciones:

1 — 1 + CDa(GyTECOI’tO )2

Ecuacion 4.23
Tzc T2 int 12

1 1 CD,(GJTE | ,40)°
T -|-2_ t 12 Ecuacion 4.24
2L in
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Donde:

Taint = T2 intrinseco del fluido poral (1/Taint = 1/ Taprute + 1/ Tasuperficie)

D, = coeficiente de difusion aparente del fluido poral.

C = una constante que toma en cuenta los efectos combinados de difusion restringida y
dinamica de momentos rotacionales asociada con la mezcla de ecos directos y

estimulados en un campo magnético de gradiente (1.08 para herramientas MRIL).

Como Ty, To, TEcorto, TELargo, G, } 'y C se conocen, las dos ecuaciones se pueden

resolver simultaneamente para obtener Ty ¥ D,. La solucion de las dos ecuaciones se
usa entonces para construir un grafico ortogonal entre 1/Tan y DJ/D,, (D, coeficiente de
difusiébn del agua) como se muestra en la Figura 74 de la cual se determina Sy,

(saturacion de agua aparente) para luego calcular S, (saturacion de agua).

Antes de dibujar los puntos (D./Dy,,/Tant), se construyen las lineas de Sy, = 100% y Sya =

0%. Para esa construccion, se deben conocer Dy,, Doii, ¥ Topruto,oil-

La linea de Sy, = 100% es la linea que forma el limite superior de los puntos de datos en
una formacion saturada con agua. Esta linea pasa a través del punto de agua libre (D./D,,
= 1). Resultados empiricos ubican la interseccion de 1/T,,: de esta linea a 0.04 ms™”, 6
Tint = 25 ms. La ubicacién exacta de esta interseccién no es critica para la mayoria de las
formaciones que contienen hidrocarburos porque los cambios en saturacion son

principalmente una funcién de D./D,,.

Para determinar la linea de S,,. = 0%, se considera a la formacién como en condiciones
de agua irreducible, de modo que el fluido libre es petréleo. T, sera entonces igual a
Tabruto,oil, Y Da serd igual a Dy en condiciones de yacimiento. Por lo tanto, el punto (Doi/Dw
1 Tapruto0nl) €Stara en la linea de Sy, = 0%, vy la linea debe ser paralela a la linea de Sy, =
100%.

Para dibujar Sy, en el area entre las lineas Sy, de 0% y de 100%, se construyen lineas

igualmente distanciadas entre si que sean paralelas a las lineas de S,, de de 0% y de

100%. Entonces, luego de calcular T,y ¥ D, para una cierta profundidad, se dibuja el
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punto (D./Dy, 1/Tan), y se determina S,,; a partir del grafico ortogonal. Posteriormente, S,,

se calcula de:

S,.FFI +BVI
W FEI + BVI Ecuacion 4.25

:
o
]
g
o

Figura 74. Curva ortogonal de 1/T it vs. D,/D,,.

Una curva ortogonal de 1/T,, vs. D./D,, tal como la exhibida aqui, se utiliza en el analisis
DIFAN para determinar S,., a partir del cual se calcula S,. Fuente Modificada de
Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications,
Halliburton Energy Services Group, 1999.
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En resumen, el proceso de analisis de difusion utilizando propiedades de difusion del

Fluido y el modelo de DIFAN es el siguiente®:

Obtener dos trenes de ecos con activacion de doble-TE.

Estimar las propiedades en bruto (Tun ¥ D) del petréleo y agua en condiciones de
yacimiento (por ejemplo, temperatura, presién, y viscosidad del petréleo).

Construir el grafico ortogonal de 1/T,int vs. D,ID,,.

Calcular las medias geométricas de T, para la ventana de fluidos libres, de las
distribuciones de T, , TE, y TEg.

Calcular T, y Da de las ecuaciones 4.23 y 4.24.

Estimar S, utilizando la curva cruzada de 1/ Tyt VS. D,/D,,.

Usar Sy, para calcular el verdadero Sy, en el sistema de porosidad efectiva.

La Figura 75, es uno de los muchos ejemplos exitosos de DIFAN en Indonesia. Los datos
RMN fueron adquiridos con activacion de doble-TE con un TEcoro = 1.2 Ms y un TEiargo =
4.8 ms. Los resultados de DIFAN en la Pista 5 muestran que los intervalos entre X20 pies
y X95, entre XX00 pies y XX05, y entre XX30 y XX60 pies son zonas de hidrocarburos
con una considerable cantidad de agua libre. Los datos de produccion confirmaron estos

resultados®.

Comentarios Figura 75:

Figura 75. Resultados de la aplicacion DIFAN en un pozo en Indonesia.

Este perfil contiene resultados de la aplicaciéon de DIFAN a datos RMN de un pozo en
Indonesia. La Pista 1 tiene rayos gama convencionales, potencial espontaneo (SP), y
curvas de caliper. La Pista 2 presenta datos de resistividad y permeabilidad RMN
profunda, mediana, y superficial. La Pista 3 contiene la distribucion del T, con un TE largo.
La Pista 4 contiene la distribucion del T, con un TE corto. La Pista 5 muestra resultados
de los calculos DIFAN. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,,
NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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4.5.2.3 Método de la Difusion Realzada EDM.

El Método de la Difusion Realzada, (EDM) identifica y cuantifica petroleos con rangos de
viscosidades de entre 1 y 50 cp. Para diferenciar los fluidos, el EDM se basa en los
contrastes de difusion. El uso de un TE largo adecuadamente seleccionado mejora el
efecto de difusiéon durante la adquisicion de datos de ecos y permite que el agua y el
petroleo sean separados en una distribucion de T, generada a partir de los datos del
perfilaje, de tal forma que permita eliminar el gas y correr el agua hacia la izquierda para

aislar el hidrocarburo en la derecha del espectro diferencial T,>.
El EDM puede utilizar mediciones de CPMG obtenidas con las siguientes activaciones:

Perfilaje de T, normal con un TE largo.
Perfilaje de doble-TE con un solo TW largo.
Perfilaje de doble-TW con un solo TE largo.

El principio de la técnica EDM depende de los factores que afectan los tiempos de
relajamiento transversal T, del agua y del petréleo en los poros de las rocas. Si se
obtienen dos trenes de ecos durante un perfilaje de doble-TE, ambas distribuciones de T,
resultantes con TE Largo y TE corto tendran sefiales de agua y de petrdleo. ElI TE Largo
se puede seleccionar de tal manera que las sefales de petréleo y de agua se separen en

la distribucion de To,.

Como se analizé en el Capitulo 3, los tiempos de relajamiento transversales T, de fluidos
en poros de la roca observados mediante mediciones del CPMG estan relacionados con

mecanismos de relajamiento en bruto, de superficie, y de difusion:

1 = 1 + 1 + 1 Ecuacion 4.26

TZCPMG T2 Bruto T2 Superficie T2 Difusion
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El T, medido con una secuencia del CPMG es menor que el T, calculado para cualquiera
de los tres mecanismos de relajamiento. Como Tt €S Siempre mucho mayor que
Tosuperficie Y Tadifusion, T2bruto  S€ puede ignorar en aplicaciones practicas. Si Tasuperficie €S
menor que Tagifusion, €l relajamiento de superficie domina el relajamiento observado. De

otra manera, el relajamiento de la difusion es el que domina.

El efecto de difusion se puede manipular hasta cierto punto mediante las opciones de los
parametros operativos de la herramienta RMN. En particular, la potencia del gradiente de
campo G es funcién de la frecuencia operativa y del tipo de herramienta, y el
espaciamiento entre ecos TE puede ser elegido por el ingeniero de perfilajes en el sitio
del pozo. G y TE se pueden elegir de modo que el mecanismo de difusién domine el
relajamiento del agua y en consecuencia que el limite superior de T, para el agua en

poros de la roca sea Tagitusionw- ESte limite superior, denominado Typw, esta dado por”:

12
T2Dw - I_CDW (G }/TE)Z J Ecuacion 4.27

Por lo tanto, T,pw constituye el limite superior absoluto para el T, medido para el agua, y

todos los tiempos de relajamiento T, asociados con agua seran menores o iguales a Tapw.

El T, del petrdleo en poros de rocas humectadas con agua esta determinado por

relajamientos tanto en bruto como de difusion, y esta dado por:

1 1 1
= + T Ecuacion 4.28

2 Bruto ,oil 2 Difusion ,oil

Se puede refinar aun mas la seleccion de TE y G de modo que:

Topw << minimo {valores de T, esperados sobre la formacion}
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En realidad, debido a los efectos del ruido, TE y G se seleccionan usualmente de modo

que:

2Topw << minimo {valores de T, esperados sobre la formacién}

Por lo tanto, la existencia de una sefial sobre la distribucién de T, mas larga que Tpw
indica la presencia de hidrocarburos en la formacion. La Figura 76 muestra como se
utiliza esta observacion para reconocer zonas productivas en muestras de perfiles de
EDM’.

El uso del EDM es bastante directo. No es necesario un contraste en Ty, y dependiendo
de las propiedades RMN del petréleo y el objetivo del trabajo, el procesamiento de datos
del EDM se puede realizar tanto en el dominio de T, como en el dominio del tiempo. Si el
objetivo del EDM es el de discriminar entre zonas productoras y no productoras, entonces
una sola medicion de CPMG con un TW largo (para polarizacién completa) y un TE largo
(para realzar la difusion) es suficiente. Por lo tanto, se puede utilizar perfilaje de T, normal
con un TE largo. Si el objetivo del EDM es el de cuantificar fluidos en una zona
productiva, sera necesario un perfilaje de doble-TE. Las mediciones del TE corto
proveeran MPHI y BVI correctos. Si no se espera que el contraste en T, sobre la zona de
interés sea suficientemente grande como para separar los valores de T, del agua y
petréleo, entonces puede ser necesario un perfilaje de doble-TW con un solo TE largo
para obtener datos para el procesamiento del TDA. Por lo tanto, la planificacién del

trabajo es critica para el éxito del EDM®.

163



T 2 |L__UD | 12nmeec T | 36msec Tz | 48msec To
2 E LS Completamente Complatamente Completamenta
...................... % cLLus e i o
0 GAPI 200 5 OHMM 200)4 MEEC, Mfl_ meec, 20484 meec. 2045
- .
: ﬁ S
; Z =
3 Z =) SN
$ ) =Z —= SNSEE
au,. f ;“': =5
'..'i XX20 EE? -=T—1]
E l — r.‘); —
s g = =5
4"" Sy L~ —] ——
: R4 Z =
! § Z =
- - [—t ] —
: == Z —
: ‘l =E 5,} —
; = = =
3 A = =
4 X100 i
1 = 2\ =
: _A NS =
i - = RN =
: 1 = ANS SSE
t =2 NS Se==
. \S= =
h.' l h-_
-l'} ::.c_“_
: ] 308
|  Ton S o
"-l. T T

Figura 76. Ejemplo de aplicacion del método EDM.

En esta muestra de un perfil, las distribuciones de T, con un TE = 1.2, 3.6, y 4.8 ms se
observan en Pistas 3, 4, y 5 respectivamente. En los resultados del EDM en las Pistas 4 y
5, la considerable energia a la derecha de la linea de T, indica obvias zonas con
petrleo. Se observar también el aumento en la separacion en la Pista 5 debido al
aumento del TE. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMIR
logging Principles and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.
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5. SOLUCIONES POTENCIALES DEL PERFILAJE DE RESONANCIA MAGNETICA
NUCLEAR CON REGISTROS CONVENCIONALES EN LA EVALUACION DE
YACIMIENTOS PETROLIFEROS.

Las técnicas de identificacion directa de fluidos en yacimientos con RMN, tales como el
Analisis en el Dominio del Tiempo y el Analisis de Difusion, proveen una interpretacion de
la zona invadida debido a la profundidad de investigacion somera que tienen las
mediciones RMN. Si los datos RMN se combinan con otros perfiles, los analisis pueden
proveer aun mas informacion sobre el yacimiento. Por ejemplo, una combinacion de datos
RMN vy datos de Resistividad profunda proveen un analisis completo de los fluidos en la
zona virgen. EI MRIAN es uno de los modelos de interpretacion que utiliza esta
combinacién de datos®.

5.1 PRINCIPIOS DEL MRIAN.

El MRIAN combina datos RMN y datos de Resistividad Profunda de perfiles laterales o de
induccion. EI MRIAN utiliza el modelo del agua doble para proveer el volumen de los
fluidos de la formacién en la zona virgen. El principal requerimiento para el procesamiento

MRIAN son los datos de resistividad verdadera de la formacion (Ry), porosidad total (¢; ),

y saturacion de agua asociada con la arcilla (Syp). Los datos de RMN se utilizan para
proporcionar dos parametros importantes necesarios en el modelo del agua doble: la
porosidad con agua asociada a la arcilla (MCBW) y la porosidad efectiva (MPHI). Se
puede realizar analisis similares con modelos diferentes de resistividad, tales como el de

Archie o el de Waxman-Smits®.

5.1.1 Modelo del agua doble.

El modelo del Agua Doble se ilustra en el panel izquierdo de la Figura 77 y se puede

expresar matematicamente mediante:
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wT wT

SW SW
Ct = (¢T SWT )W Cw (1_ S : ]"' CCW[S : J Ecuacién 5.1
Donde:

C. = conductividad de la formacion.
C. = conductividad del agua de formacioén.

C.w = conductividad del agua asociada con la arcilla.
¢, = porosidad total (incluye fluidos libres, agua capilar, y agua asociada con la arcilla).

Sut = saturacién total de agua (como fraccion de la porosidad total).

Swb = saturacion de agua asociada con la arcilla (como fraccién de la porosidad total).

Cqw €s dependiente de la temperatura y esta dado por:

C,, = 0.000216* (T —16.7)* (T +504.4) Ecuacién 5.2

Donde T es la temperatura de la formacion en grados Fahrenheit.

Y W esta dado por:

BVI
W =1.65+ 0.4£¢—j Ecuacién 5.3

e

5.1.2 Determinacion de S, Para el Modelo del Agua Doble.

La saturacion de agua asociada con la arcilla S, se calcula utilizando las porosidades

total y efectiva RMN (¢, = MSIGy ¢, = MPHI) de la siguiente manera:

S :¢T_¢e

wb ¢ Ecuacion 5.4
T

La porosidad total se puede obtener también a partir de perfiles convencionales (por

ejemplo porosidad del grafico ortogonal Densidad-Neutron).
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Las mediciones fundamentales para las ¢; y @, pueden subestimarse cuando el indice

de hidrégeno es bajo (por ejemplo en formaciones que contienen gas) o cuando los

hidrocarburos livianos no estan completamente polarizados. En ese caso, las ¢; y ¢,

deben ser corregidas usando analisis en el dominio del tiempo TDA antes de ser

utilizadas en computos MRIAN®.

Formacian lutitica Formacian Formacion limpia
Matriz Solidos Matriz
Salido
[!
~——Arcilla seca -
W |
an
a asociada con v A ua asociada con Agua asociada por '
R Y CBW, A capilaridad
Agua asociada por A A le Agua asoclada por
capilaridad 1 aapilaridad -
[
- |Liquido 1
MPHI
s FFi
Hidrocarbure h
L ! Y L f
Modelo del agua doble Respussta al RMH Modelo de Archie

Figura 77. Modelo del agua doble, respuesta al RMN y el modelo de Archie.

El modelo del agua doble (grafica izquierda) provee una descripcibn mas comprehensiva
de los fluidos porales para formaciones lutitica que el modelo de Archie (panel derecho),
el cual es aplicable a formaciones limpias. Las respuestas del RMN (grafica del medio) en
esta aplicacion proveen dos pardmetros importantes necesarios para la implementacién
del modelo de agua doble con MRIAN: porosidad con equivalente de agua asociada con
la arcilla (MCBW) y porosidad efectiva (MPHI). Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.
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El MRIAN utiliza también otras estimaciones de S,, derivadas de datos convencionales
tales como Rayos Gama, Neutrén, Densidad, Soénico, y Resistividad. En el MRIAN, el
promedio de las estimaciones de la S,, secundaria disponible se compara con la
estimacion de S,,, primaria basada en RMN y se elige la menor de las dos®.

El MRIAN provee al intérprete de datos un control de calidad robusto sobre los valores de
la S,y calculada mediante la construccion de un grafico ortogonal de la conductividad

aparente del agua (Cy.) versus la S, calculada.

Cuwa se calcula como:

Cwa = L w
Ry ¢

Ecuacion 5.5

R; es la resistividad verdadera de la formacion. Como se muestra en la Figura 78, los
puntos graficados deben quedar entre dos curvas, la mas alta de las cuales representa la
condicién en que S, = 100% y la mas baja de las cuales representa la condicién de

contener hidrocarburos®.

La curva superior se calcula utilizando el modelo del Agua Doble, suponiendo que S, =
100%.

Cwa = Cw + wa (ch o Cw) Ecuacion 5.6

La curva inferior se calcula utilizando la condicion irreductible (pura arcilla), Syt = Swp =
Swirr-

W
C wa (S wh ) C ow Ecuacion 5.7
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Figura 78. Grafico ortogonal de C,,, en funcién de S,

Un grafico ortogonal de C,, en funcion de S, sirve como una verificacion de la calidad de
los valores calculados para S,,. Generalmente, los puntos en el grafico deben quedar
entre las dos curvas, representando la de arriba puntos con un S, = 100% vy
representando la de abajo puntos con un Syt = Sy,. Fuente Modificada de Coates, G,R,,
Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

5.1.3 Determinacion del Exponente W en MRIAN.

El exponente W, se estima con la Ecuacién 5.3, pero se debe tener cuidado a lo largo de

todo el esquema de procesamiento MRIAN, para ello se controla de la siguiente forma®.

A partir de la ecuacion 5.1 se puede estimar W como:
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Ct

log s s
cw(l_wb}ccw( J
SwT SWT

W = Ecuacién 5.8

log(¢; S, )

W quedara entre los valores obtenidos de la Ecuacién 5.8 en dos condiciones extremas:

100% de saturacién de agua
Contenido de hidrocarburos en condicién de agua irreductible

Al 100% de saturacién de agua, el valor de W se denomina W,, y se puede calcular a

partir de la Ecuacién 5.8 utilizando S+ = 1.0:

Ct
CW + wa (ch B CW)
log(g; )

En condiciones irreducibles, el valor de W se denomina W; y se puede calcular a partir de

log

Ecuacion 5.9

la Ecuacion 5.8 utilizando S, = Syin:

Ct
CW + wa (ch _CW)/SWirr
IOg(¢T Swirr)

log

Ecuacion 5.10

Donde S,

¢ _$Sw+BVI
wirr — ¢ Ecuacion 5.11
T

BVI se obtiene a partir de un perfil RMN.
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En una formacion normal que contiene hidrocarburos, W sera siempre menor que W, y

mayor que W; es decir W; < W < W,,.

Si W > W,, entonces el MRIAN hace W = W,, y reconoce a la zona como con agua. Si W
< W, entonces el MRIAN hace W = W, y reconoce a la zona como saturada con agua

irreducible®.

5.1.4 Calculo de S,; en el MRIAN.

El MRIAN utiliza los valores de S, y W para calcular la S,,r a partir del modelo del Agua

Doble con la ecuacién 5.1 después que se determinan los otros parametros. Utilizando la

S.7, el MRIAN calcula entonces la porosidad ocupada por agua (¢, ), el volumen bruto

de agua en la porosidad efectiva (CBVWE), y el volumen poral con hidrocarburos (¢, ).

Donde:

Pur = SurPr Ecuacién 5.12
CBVWE = ¢,,;, — MCBW Ecuacion 5.13
¢, = ¢, —CBVWE Ecuacién 5.14

MCBW es el volumen derivado del RMN del agua asociada con la arcilla, y ¢, es la

porosidad efectiva®.

5.1.5 Parametros Que Influyen en los Calculos del MRIAN.

R, es generalmente uno de los parametros mas importantes relacionados con el modelo
de saturacién de agua, y se debe buscar informacion en todas las fuentes disponibles con
el objeto de determinar un valor exacto para R,. La salinidad de una muestra del agua de

formacion puede ser una buena fuente. Ademas los valores de R,, aparente se pueden
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obtener a partir de transformaciones Archie de R;y porosidad. También se pueden utilizar
mediciones del Potencial Espontaneo (SP) para estimar la R,. Sin embargo, se debe
notar que las mediciones del SP, de la resistividad, y de la porosidad estan influidas por

los hidrocarburos®.

5.2 ADQUISICION DE DATOS RMN PARA EL MRIAN.

Los datos RMN que se requieren para el procesamiento con el MRIAN se pueden adquirir
con una activacién para perfilaje de porosidad total, que adquiere dos tipos de trenes de
ecos de CPMG: totalmente polarizados y parcialmente polarizados. El tren de ecos
totalmente polarizado se adquiere utilizando un TW largo y un TE de 0.9 6 1.2 ms. Estos
valores de parametros constituyen una activaciéon de perfilaje con T, normal. El tren de
ecos parcialmente polarizado se adquiere con un TE corto (0.6 ms) y con un TW corto (20

ms).

Después de un tiempo de polarizacion (TW) largo, se adquiere un tren de ecos totalmente
polarizados. Posteriormente se registra una secuencia parcialmente polarizada. Esta
secuencia consiste en 50 trenes de ecos con 10 ecos por tren. Los primeros dos trenes
de ecos se usan para estabilizar el sistema, y posteriormente se descartan. Los trenes
restantes se acumulan y se usan para computar la parte del espectro de decaimiento que
queda en los Subgrupos de Porosidad de T, con un T, < 4 ms. Esta parte del espectro
representa agua en poros pequefios y agua asociada con la arcilla. La suposicion
operativa es que el tren de ecos parcialmente polarizados representa la sefial del agua
asociada con la arcilla. Cuando se combinan las dos distribuciones de T, (una del tren de
ecos totalmente polarizado y otra del tren de ecos parcialmente polarizado), forman una
distribucion de T, continua desde 0.5 ms a mas de 1,000 ms y proveen una buena

estimacion de la porosidad total®.

El principio del perfilaje de porosidad total esta ilustrado en la Figura 79.

En el pozo, el perfilaje de porosidad total provee datos de los Subgrupos de Porosidad,

una distribucion de T, a partir del tren de ecos totalmente polarizado, MCBW, MPHI, BVI,
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y MFFI aparentes, y MPERM, tal como se muestra en la Figura 80. Los resultados
producidos en el sitio del pozo, tales como el MFFI, el BVI, y el MPERM se calculan con
el Teutorr pOr defecto y con los parametros de la permeabilidads.

Los datos del RMN adquiridos con activaciones de perfilaje de doble-TW, doble-TE, o T,
normal también se pueden utilizar en analisis MRIAN. En los casos en que se utiliza el
perfilaje de doble-TW o del doble TE, la porosidad efectiva MPHI debe ser tomada del
tren de ecos con TW largo en el perfilaje de doble TW'y del tren de ecos con TE corto en
el perfilaje de doble TE. Para la porosidad total, se necesitan otras fuentes de porosidad,

tales como el grafico ortogonal Densidad/Neutrén®.

My
Totalmente I:Jﬂlﬂfi?-ﬂdﬂ' Parcialmente polarizado
; i b /b}
Polarizacion  Adquisicion
Porosidad
' BVI+ FFI _
Agua asociada con la arcilla
Totalmente polarizado Parcialmente polarizado
0o 1 10 100 1,000 0o 1 10 100 1,000
Tiempo de relajamiento Ty (ms) Tiempo de relajamiento Ta {(ms)

Figura 79. Modo de adquisiciéon de la porosidad total con el perfilaje RMN.

El perfilaje de porosidad total adquiere trenes de eco totalmente polarizados utilizando un
TE corto (0.9 6 1.2 ms) y trenes de ecos parcialmente polarizados utilizando un TE muy
corto (0.6 ms) y un TW corto (20 ms). Las distribuciones de T, correspondientes a estos
trenes de ecos aparecen en la parte de abajo de la figura. Fuente Modificada de Coates,
G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton
Energy Services Group, 1999.
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Figura 80. Ejemplo del perfil RMN a partir del modo de adquisicion de porosidad
total en el golfo de México.

Este perfil muestra resultados en el pozo a partir del perfilaje de porosidad total. La Pista
1 tiene una curva de correlacion del Rayos Gama convencional y datos de los Subgrupos
de Porosidad de T, totalmente polarizada. La Pista 2 muestra el MPERM calculado a
partir del modelo de permeabilidad de Coates. La Pista 3 muestra la distribucion de T,
empalmada a partir de distribuciones de T, total y parcialmente polarizadas. La Pista 4
tiene el MCBW, el MPHI, y el BVI. Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L,
Prammer,M,G,, NMR logging Principles and applications, Halliburton Energy
Services Group, 1999.

5.3 EJEMPLOS DEL MRIAN.

Ejemplo 1:

La Figura 81, muestra un ejemplo de MRIAN del mismo pozo en el Golfo de México,
EE.UU., que el mostrado en la Figura 80. La Pista 1 tiene Rayos Gama, Calibre, y datos
de los Subgrupos de Porosidad de T,. La Pista 2 tiene datos de resistividad y
permeabilidad RMN derivados del modelo de Coates. La Pista 3 presenta la distribucion
de T, para agua asociada a la arcilla y los trenes de ecos con TW largo. En el intervalo
entre XX690 y XX870, los hidrocarburos son petréleo, tal como lo indican las sefiales con

T, largo. La Pista 4 presenta los resultados del MRIAN.

Los datos del RMN para este ejemplo fueron adquiridos mediante un perfilaje de
porosidad total y un perfilaje con doble-TW. Se utilizé un perfilaje de porosidad total para
determinar el agua asociada con la arcilla, el agua capilar, y los fluidos libres. Para
identificar los hidrocarburos y para efectuar correcciones de la porosidad por los efectos
de la subpolarizacion y del indice de hidrégeno se utilizo el perfilaje con doble-TW con
valores de TW de 1y 8 s. En base a los BVI, FFl, y CBW del RMN, la reduccion en
resistividad observada de la zona A (XX690 a XX710) a la Zona B (XX710 a XX870) se
atribuy6 al incremento de agua asociada con la arcilla (Pista 3) y no a la presencia de

agua movible. Los resultados del MRIAN sugieren que la Zona B estaba en una condicion
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de agua irreductible (Pista 4) y tenia suficiente permeabilidad (Pista 2) como para tener

produccion de hidrocarburos movibles.

La Figura 82 muestra los resultados del TDA (Pista 5) y del TDA/MRIAN (Pista 6) para el
mismo pozo que en las Figuras 80 y 81. En el analisis del TDA/MRIAN, el TDA provee
una porosidad efectiva corregida como entrada para el MRIAN. Para este pozo
especifico, que fue perforado con un lodo a base de aceite, ambos resultados, del TDA y
del TDA/MRIAN concuerdan bien®.
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Figura 81. Ejemplo de aplicacion del MRIAN en el golfo de México de la figura 80.

En este pozo del Golfo de México, EE.UU., el andlisis de la S,, de Archie convencional
indicd que la zona entre xx710 y xx870 tenia agua. Sin embargo, el analisis MRIAN
sugiri6 que la zona tenia agua en condicién irreducible (Pista 4) y que tenia suficiente
permeabilidad (Pista 2) como para poner en produccién los hidrocarburos movibles.
Fuente Modificada de Coates, G,R,, Xiao,L, Prammer,M,G,, NMR logging Principles
and applications, Halliburton Energy Services Group, 1999.

Comentarios Figura 82. Resultados del TDA y TDA/MRIAN de la figura 80 en el golfo
de México.
Los resultados del TDA y del TDA/MRIAN (en las Pistas 5 y 6, respectivamente)
concuerdan muy bien en este pozo de petréleo perforado con un lodo de base aceite.
Fuente Modificada de Halliburton Energy Services Group, www.halliburton.com /my
halliburton.
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Ejemplo 2:

En un yacimiento de petréleo liviano del Golfo de Arabia se emprendié un proyecto de
inyeccion de gas. Dos de los problemas que enfrentaba este proyecto eran la influencia
de la salinidad en los perfilajes con cable eléctrico y las inadecuadas mediciones de
porosidad hechas por los dispositivos de medicion mientras se perforaba (LWD). (La

porosidad del LWD siempre subestima la porosidad del yacimiento en unos 3 a 4 p.u.).

En este yacimiento se efectuaron perfiles RMN debido a la capacidad de monitoreo del
gas que tiene el RMN mediante el Analisis en el Dominio del Tiempo, y debido a la
influencia despreciable que tiene la salinidad del agua de formacion sobre las mediciones
RMN. En particular, se tomaron perfiles RMN, del Neutron del LWD, y de la densidad del
LWD en un pozo de reentrada con 59° de desviacion. En el pozo original se cortaron
nucleos, pero en el pozo de reentrada no. Las porosidades del RMN, de LWD, y de los
nucleos se compararon estadisticamente. El promedio de porosidad del RMN corregido
para el gas sobre la zona donde se cortaron nucleos fue de 21 p.u., el cual concordaba
muy bien con el promedio de porosidad de los nucleos de 20.8 p.u. El promedio de la

porosidad del LWD en la misma zona fue de 17.4 p.u°.

Las Pistas 6 y 7 del perfil en la Figura 83, muestran respectivamente los resultados del
RMN tanto para Analisis en el Dominio del Tiempo como para analisis MRIAN. El TDA
mostré cuatro tipos de fluidos en la zona invadida: flujo de gas (en rojo), petréleo residual
(verde), agua movible (azul), y agua irreductible (gris). La Pista 7 muestra el analisis
MRIAN, que indicé que el yacimiento estaba saturado con agua irreductible y que no
habia presencia alguna de agua movible. La combinacion de los resultados de ambos
analisis sugiere que el agua movible interpretado por el TDA era el filtrado del lodo de

base agua®.

Las diferencias entre los resultados derivados de las identificaciones de fluidos con el
TDA y con el MRIAN se deben a las diferencias entre las profundidades de investigacion
de las mediciones que suministran los datos para los analisis. Todos los datos para el

TDA provienen de mediciones en la zona cercana al pozo, la cual normalmente tiene una
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saturacién de agua mas alta que la zona virgen cuando se usa lodo a base de agua. El
MRIAN utiliza una medicion de resistividad profunda, la cual esta dominada por la
saturaciéon de la zona virgen, haciendo que el resultado del MRIAN sea mas
representativo de la saturacion que hay alli. Cuando se utiliza el TDA junto con el MRIAN,
se pueden comparar la saturacion de la zona invadida con la de la zona virgen. El TDA
provee informacion para identificar y cuantificar fluidos, y puede suministrar datos clave
para el procesamiento MRIAN, tales como porosidad efectiva corregida para el indice de
hidrégeno y para los efectos de la polarizacion. Si las mediciones de porosidad total de
RMN estan disponibles, entonces la saturacién de agua asociada con la arcilla y la
porosidad total también se pueden derivar con nada mas que los datos RMN, y se puede
efectuar una combinacién de TDA/MRIAN sin datos de porosidad convencional. La
comparacioén entre los resultados provenientes del TDA y del MRIAN, revelan cambios en
la S\, entre la zona invadida y la zona virgen. Este cambio es dependiente del tipo de lodo.
La Figura 84 ilustra los principios de la combinacién TDA/MRIAN cuando los datos del
perfil se adquieren bajo las condiciones de un lodo de base agua®.
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Figura 83. Analisis del TDA y del MRIAN sobre datos RMN adquiridos en un pozo de
inyeccién de gas en un yacimiento de petréleo liviano en el Golfo de Arabia.

Se efectuaron analisis del TDA y del MRIAN sobre datos RMN adquiridos en un pozo de
inyeccion de gas en un yacimiento de petréleo liviano en el Golfo de Arabia. La Pista 1
tiene datos de los Subgrupos de Porosidad de T, y curvas convencionales del SP y del
Rayos Gama. La Pista 2 muestra permeabilidad derivada del modelo de Coates normal;
esta pista muestra también datos de resistividad obtenidos con LWD. La Pista 3 muestra
la distribucion de T, en un formato de densidad variable. La Pista 4 tiene distribuciones de
T, de datos adquiridos con un TW largo y un TW corto. La Pista 5 es el espectro
diferencial (diferencia TW corto de un TW largo). La Pista 6 tiene resultados del TDA. La
Pista 7 tiene resultados del MRIAN. Fuente Modificada de Halliburton Energy Services

Group, www.halliburton.com /my halliburton.
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Figura 84. Modelos volumétricos del TDA y MRIAN.

Una comparacion entre los resultados del TDA y del MRIAN puede revelar diferencias en
los fluidos de la formacién entre la zona invadida y la zona virgen. Los dos paneles del
medio en esta figura representan modelos volumétricos de la zona invadida y de la zona
virgen. Se supone que el lodo es de base agua. Los dos paneles superiores representan
los datos automaticos del RMN y los resultados del TDA. EPOR es porosidad efectiva
corregida para los efectos de la polarizacion, PhiW es volumen de agua movible, PhiO es
volumen de petréleo, y PhiG es volumen de gas. Los dos paneles de abajo representan
respuestas a la resistividad y resultados MRIAN. Las diferencias entre los resultados del
TDA y del MRIAN presentadas aqui son causados por la invasiéon de filtrado del lodo, que
repercute en los datos de la region cercana a la pared del pozo utilizada tanto en el TDA
como en el MRIAN, pero que tiene muy poca influencia sobre los datos de resistividad
profunda utilizados en el MRIAN. Fuente Modificada de Halliburton Energy Services

Group, www.halliburton.com /my halliburton.
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Ejemplo 3:

La Figura 85, es un perfii EDM/MRIAN de un campo en la Cuenca del Golfo de San
Jorge, Argentina. La formacion consiste en una serie de areniscas de grano medio a fino,
las que se piensa que se originaron por actividad volcanica. Las arenas tienen entre 5y
20 pies de espesor y tienen extensiones laterales de entre 1 y 3 millas. La permeabilidad
esta entre 2 y 2,000 md, y la porosidad entre un 10 y un 30%. La resistividad en las
arenas es de 7 a 20 ohm-m, y los volumenes de lutita varian entre 5 y

25%. Los hidrocarburos que se producen consisten en petréleos con viscosidades de 20 a
50 cp. Sin embargo, también son posibles zonas con petréleo de viscosidad mucho mas
alta (mas de 100 cp). Los pozos se perforaron con un lodo de base agua. La resistividad

del lodo fue de unos 2 6 3 ohm-m.

Dado que la produccion individual por pozo en esta area es muy baja, es esencial la
reduccion al minimo de los costos de terminacion. Uno de los problemas principales para
la evaluacién de la formacion es el de la identificacion de las zonas secas (areniscas
tobaceas) con volumenes variables de lutitas y zeolitas. Cuando hay zeolita presente, su
baja densidad de matriz (2.10 a 2.20 g/cm3) hace que la lectura de la porosidad por
densidad sea demasiado alta. En consecuencia, los volumenes de lutita pueden quedar
subestimados, y la porosidad y la permeabilidad pueden quedar considerablemente
sobrestimadas. En muchos casos, estas zonas parecen potencialmente productivas en

los perfiles, pero resultan frecuentemente secas o con muy poca produccién de petréleo.

Se utilizé una activacion de porosidad total RMN (TE = 0.6 y 1.2 ms, y TW = 3 s) para
establecer las propiedades petrofisicas tales como agua asociada con la arcilla, agua
capilar, fluidos movibles, porosidad efectiva, y permeabilidad. Se utilizé una activacién con
doble-TW (TE = 3.6 ms, y TW = 0.3 y 3 s) para proveer mediciones que respalden la
técnica de EDM en RMN para identificar y cuantificar los petréleos de viscosidad mediana
en el yacimiento. Con frecuencia las zonas de interés en este campo tienen componentes
de porosidad de 256 y 512 ms en la distribucion de T, normal adquirida con un TE = 1.2
ms. Estos componentes implican que hay presencia de poros grandes, llenos de agua.

Utilizando el contraste de la difusion entre el agua y el petréleo de viscosidad mediana, se
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establecié un limite superior de T, para el agua (T2pw) de 44 ms. Por lo tanto, cualquier
sefial con un valor de T, mayor que 44 ms se puede atribuir al petréleo, que tiene un T,
promedio de aproximadamente 90 ms. En base a esta caracterizacion, los datos RMN
identificaron una zona entre X036.5 y X042.5 que indudablemente contenia petréleo. La
distribucién de T, normal que aparece en la Pista 3 fue incapaz de distinguir el contacto
petréleo/agua en esta zona. Sin embargo, el método EDM presentado en la Pista 4
identifico claramente el contacto. El operador terminé esta zona sin estimulacion y produjo

554 B/D de fluido con indicios de agua®.

Utilizando la ecuacion de Coates adaptada con un C = 6.0, la herramienta de RMN provee
una curva de permeabilidad continua. El operador ha observado que las zonas con
valores de permeabilidad de menos de 1 md producen muy poco. Utilizando la
permeabilidad RMN, el rendimiento de la estimulacion por fracturamiento para este
yacimiento mejora considerablemente. Se ha determinado que el perfii de RMN da un
valor representativo de la permeabilidad del yacimiento en el area de drenaje del pozo, y
esta permeabilidad ha permitido efectuar una estimacion razonable del indice de
productividad después del fracturamiento. Las zonas con valores de kh (siendo k la
permeabilidad de la zona, y h el espesor de la zona) por encima de 2 md/m y con
presiones de por lo menos el 80% de la presion original del yacimiento se fijaron como
objetivo para el tratamiento. Sin embargo, en algunas zonas con mas de 2 md/m la
produccioén no se incrementd después de fracturar, lo cual sugiere la posible influencia de
la zeolita. Estas zonas se pueden identificar facilmente comparando la porosidad derivada
del RMN con la porosidad derivada del grafico ortogonal Neutrén-Densidad. Las zonas en
las que la porosidad efectiva RMN es sustancialmente menor que la porosidad por curva
Neutron- Densidad se pueden identificar como arenas tobaceas que no seran

productivas®.

Como resultado de la integracion del RMN en el programa de perfilajes, el numero de
zonas no comerciales terminadas disminuyd, y los costos asociados con las pruebas de
produccion y estimulacion se redujeron considerablemente. Los resultados del EDM para
las otras dos zonas que parecian promisorias en el perfil de la Figura 85 también fueron
ratificados por los resultados de la produccion.
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Comentarios figura 85:

Figura 85. Este perfil tiene resultados del procesamiento del EDM/MRIAN.

La Pista 1 contiene curvas de perfiles de correlacién convencional (Rayos Gama, SP,
Caliper) y datos de los Subgrupos de Porosidad de T, La Pista 2 contiene datos de
resistividad y permeabilidad derivada de RMN. Las ondulaciones en la Pista 3
representan la distribucién de T, derivada a partir de los trenes de ecos parcialmente
polarizados utilizados para determinar el agua asociada con la arcilla y de los trenes de
ecos totalmente polarizados adquiridos con un TE corto. Los espectros diferenciales en la
Pista 4 son la diferencia entre dos distribuciones de T, provenientes de trenes de ecos
adquiridos con un TE=3.6 ms y un TW = 300 y 3,000 ms. La linea vertical en la Pista 4
representa el valor maximo para la sefial del agua (T:pw = 44 ms). Hay evidencia de
cambios marcados en los espectros de T, en la zona de contacto aceite/agua. La Pista 5
tiene los resultados del analisis MRIAN de composicidon y volumen de fluidos (agua
asociada con la arcilla, hidrocarburos, agua libre, y agua irreductible por capilaridad).
Fuente Modificada de Halliburton Energy Services Group, www.halliburton.com /my
halliburton.
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6. EJEMPLOS DE CASOS ESPECIFICOS DEL PERFILAJE RMN.

6.1 ZONAS PRODUCTORAS DE BAJA RESISTIVIDAD.
Ejemplo #1:

INFORMACION GENERAL:

Nombre del campo: Tia Juana, Lago de Maracaibo.
Nombre del Pozo: TJ - 1267.

Fecha del Perfil: Enero 25, 1998.

Tamafno del Hueco: 8.5 “ Pulgadas.

Tipo de Lodo: Base Agua.

Herramienta: MRIL-C

Activacion: (Porosidad Total. TW = 6 seg. )

INFORMACION SOBRE EL YACIMIENTO.

Formacion: Lagunillas Inferior y La Rosa
Litologia: Arena - Arcilla

Tipo de hidrocarburo en el yacimiento: Petréleo

Relacion Gas / Petréleo: Petréleo muerto

Presién del Yacimiento: 1200 psi

Informacién de Nucleos: No hay disponible
OBJETIVO:

Mejorar la interpretacién petrofisica en formaciones con baja resistividad.

Descripcion:
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La herramienta utilizada es la MRIL-C activacion Porosidad Total, con tiempo de
Polarizacion TW = 6 seg. No se tomaron activaciones especiales para identificacion de

hidrocarburos.

Las figuras 86 y 87, en la pista 2 muestran los perfiles DLL/SDL/DSN/MRIL en dos de las
zonas de interés: los intervalos 3100’ — 3400’ y 3450’ — 3750’.

En las pista 3 y 4 se presentan los espectros correspondientes al agua ligada a las arcillas

y a la porosidad efectiva respectivamente.

La pista 5 presenta las curvas de porosidad del MRIL y las curvas de los perfiles
Densidad y Neutrén en escalas compatibles para arenisca. Las areas sombreadas en
esta pista corresponden a los diferentes volumenes de fluidos vistos por el MRIL

representados en la figura 86a:

Volumen de agua ligada a las lutitas

1 Volumen de Fluido Libre

B Volumen de agua Irreductible

Figura 86 a. Representacion grafica de los diferentes volimenes de fluidos vistos
por el MRIL, en la pista 5 de las figuras 86, 87, 88.

Interpretacion.

Con respecto a las curvas de porosidad, vemos que la porosidad total del MRIL sigue
muy de cerca a la indicada por el perfil Densidad, especialmente cuando las condiciones
del hoyo son buenas (ver intervalos marcados con A). El perfil Densidad se ve afectado
por rugosidad del hoyo en varias partes, especialmente en algunos de los intervalos de
arena (ver intervalos marcados con B). Recordemos que el MRIL por leer dentro de la
formacion no se ve afectado por rugosidad del hoyo. En algunos intervalos donde el
tamafio de hoyo es mas grande, ambos perfiles se ven afectados (ver intervalos

marcados con C).
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Se observa en general poco volumen de agua ligada a las arcillas pero en cambio vemos
en general un alto volumen de agua Irreducible. Esto se debe posiblemente al tipo de
arcilla y al tamafo de los poros que hace dificil distinguir una de la otra. Lo importante es
que se trata de agua no producible. Aun en los intervalos de arena mas “limpios” de
acuerdo a los diferentes perfiles como por ejemplo 3180’ — 3200’ y 3320’ — 3350, el
volumen de agua irreducible es bastante alto. La capacidad del MRIL de medir este
volumen de agua irreductible es uno de los mayores valores agregados en este caso
donde el andlisis convencional tiende a ser pesimista debido a los valores bajos de

resistividad en las zonas productoras de hidrocarburo.

El programa MRIAN realiza el calculo de saturaciones en la zona virgen, combinando la
informacion del MRIL con la resistividad profunda. Se debe conocer la resistividad del
agua de formacion para obtener un buen resultado. La figura 88 muestra los resultados
del analisis MRIAN en el intervalo 3450’ — 3750’.

De acuerdo al andlisis MRIAN, existen muchos intervalos que presentan una saturacion

muy baja de agua libre a pesar que la resistividad profunda alcanza un maximo de tan

solo 10 ohm aproximadamente en estos intervalos®.
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6.2 CARACTERIZACION DE LA MOVILIDAD EN CRUDOS PESADOS.

Ejemplo # 2:
Informacién General:
Nombre del campo:
Nombre del Pozo:
Fecha del Perfil:
Tamaiio del Hueco:
Tipo de Lodo:
Herramienta:

Activacion:

Informacién sobre el yacimiento:

Litologia:
Tipo de hidrocarburo:
Informacién de Nucleos:

Objetivo:

Bachaquero, Zulia
LB - 1479
Octubre 22, 1997
8.5 “ Pulgadas
Base Agua
MRIL-C

Porosidad Total. TW = 6 seg.)

Arena - Arcilla
Petréleo de 120 API

No hay disponible

Caracterizar el crudo pesado. Determinar movilidad del mismo.

Descripcion:

La herramienta que se utilizo es la MRIL-C activacion Porosidad Total, con tiempo de

espera = 6 seg.

La figura 89 muestra los perfiles DLL/SDL/DSN/MRIL en el intervalo 3870’ — 4120’. En las
pistas 3 y 4 se presentan los espectros correspondientes al agua ligada a las arcillas y a
la porosidad efectiva respectivamente.

La pista 5 presenta las curvas de porosidad del MRIL y las curvas de los perfiles

Densidad y Neutron en escalas compatibles para arenisca.
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Las areas sombreadas en esta pista corresponden a los diferentes volimenes de fluidos

vistos por el MRIL (ver figura 89a)’:

Interpretacion:

La respuesta del MRIL en presencia de crudo pesado es un caso especial debido a la alta
viscosidad de este fluido que hace que la distribucién de sefial en el espectro de T, sea
distinta a lo normalmente observado con otros fluidos como agua o hidrocarburos de baja
0 mediana viscosidad. La porosidad efectiva y total del MRIL asi como el volumen de

agua irreducible medida por la herramienta también se ven afectados.

En la figura 89 se observa que el espectro de T, esta concentrado en el lado izquierdo
tanto en las arenas como en las arcillas. También observamos que en las capas de arena
con hidrocarburo, la porosidad total del MRIL es menor a la indicada por la combinacion
Densidad — Neutrén. Esto sucede porque la parte mas rapida del espectro del crudo
pesado se pierde. Por otra parte el volumen de agua irreducible y el volumen de agua
ligado a las arcillas “vistos” por el MRIL son altos debido a que parte de la sefial del crudo

se encuentra en el rango normalmente ocupado por estos fluidos.

La sefial del filtrado de lodo se puede identificar facilmente en el espectro ya que aparece
en un rango mas alto de valores que el resto del espectro. El area sombreada con
amarillo indica el volumen de fluido libre, que en este caso es filtrado, ya que por un lado
sabemos que el yacimiento esta a condiciones de saturacion de agua irreducible, y por

otro lado sabemos que la sefal del crudo debe estar a la izquierda del espectro.
Combinando la informacién del MRIL con la de los perfiles convencionales es posible
realizar un analisis volumétrico como el mostrado en la figura 90, donde es necesario

tener en cuenta los siguientes parametros®:

e TPOR: es la porosidad total medida por el Densidad-Neutron o Densidad

solamente.
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¢ EPOR: es la porosidad efectiva medida por el Densidad-Neutréon o Densidad
solamente.
e MPHIA: es la porosidad efectiva aparente medida por el perfil MRIL.

¢ PORW: es el volumen total de agua calculado con la Resistividad profunda: ¢; S, .

e MSIG: es la porosidad total aparente medida por el perfil MRIL.
e MBVIA: es el volumen aparente de agua irreductible medido por el MRIL

BVI = ¢T SWirr :

En formaciones limpias, los cédigos de color, figura 89a, identifican el tipo de fluido de

acuerdo a los siguientes criterios:

I Crude pesade (MSIG <TPOR)

[ Crudo pesado { MSIG > MPHIA)
[ ¥Yolumen de filtrado { MPHIA > PORW)
o Crudo pesado (MBYIA > PORW )

) Yelumen de agua libre { PORW > MBYIA )

B volumen de agua irreducible { MBYIA)
Volumen de agua ligada a las arcillas { TPOR > EPOR )

Figura 89 a. Representacion grafica de los diferentes volimenes de fluidos vistos

por el MRIL, en la pista 5 de las figuras 89 y 90.

Cuando TPOR > MSIG, |a diferencia se interpreta como Aceite Pesado.
Cuando MSIG > MPHIA, la diferencia se interpreta como Aceite Pesado
Cuando MBVIA > PORW, la diferencia se interpreta como Aceite Pesado.

Cuando MPHIA > PORW, la diferencia se interpreta como Aceite Movido.

moow?»

Cuando PORW >MBVIA, |a diferencia se interpreta como Agua Libre.
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La razon para (A) es que las senales de aceite pesado pueden ser extremadamente
rapidas y caer fuera del rango de medida de MSIG. A estas viscosidades, la relajacion del
aceite en bruto, como fase no mojante, se encuentra en el rango de los nanosegundos a
los microsegundos, bien por debajo del rango minimo normal de medida de 0.5

milisegundos. Esto se denomina como un indice De Hidrégeno aparente menor que 1.0.

La razon para (B) es que los crudos pesados tienen un espectro que generalmente se
extiende sobre los rangos de la arcilla y el agua irreductible. La parte que se traslapa
sobre la zona de arcilla es vista como “arcilla aparente”. Entonces, desde el punto de vista

del MRIL solamente, se ve una porosidad efectiva menor que la porosidad total.

En el caso (C), la parte de la sefal de crudo pesado que se traslapa sobre la region del
agua irreducible, hace a esta ultima artificialmente alta comparada con el volumen total de
agua calculado con la resistividad profunda. Fisicamente, el agua irreductible puede ser
menor o igual al agua total, pero no mayor. Por lo tanto este exceso se atribuye al efecto

del crudo pesado.

En el caso (D), como el MRIL esta viendo la zona lavada, el volumen visto corresponde al

filtrado de invasion o el volumen de aceite movido.

En el caso (E), si la resistividad profunda detecta un volumen de agua en la zona virgen
mayor que el volumen de agua irreductible (que debe ser el mismo tanto en la zona virgen
como en la zona invadida), y no hay efecto de crudo pesado, ese tiene que ser el volumen

de agua libre.

Teniendo en cuenta los parametros anteriores, el MRIL indica la presencia de agua libre
en la zona invadida y esto explica que el crudo pesado, aunque de baja movilidad, aun
pudo ser desplazado o movido por el filtrado e igualmente puede llegar a producirse en
frio. A juzgar por el volumen relativo pequefio de filtrado (banda amarilla) la poca invasion
imposibilita la obtencion de un Rxo para determinar si hay movilidad del crudo por
meétodos resistivos convencionales. Esto es porque, en este caso, una herramienta de
Rxo leeria practicamente R;. Por lo tanto, en crudos muy pesados, el MRIL nos permite

estimar el volumen de filtrado sin tener un Rxo y en forma independiente de las
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resistividades del lodo o del agua de formacién. Ademas del analisis volumétrico, es
posible estimar la viscosidad del crudo en funcion de T, utilizando correlaciones

publicadas. La pista 2 muestra la viscosidad calculada mediante este método®.
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Figura 89. Perfil RMN En La caracterizacion de la movilidad en crudos pesados.

Fuente Halliburton Energy Service.
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Figura 90. Perfil RMN En La caracterizacion de la movilidad en crudos pesados.

Fuente Halliburton Energy Service.
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6.3 EVALUACION PETROFISICA EN LITOLOGIA COMPLEJA Y CRUDO PESADO.

Ejemplo # 3:

INFORMACION GENERAL

Nombre del Pozo: Cocuyo 1-ST

Fecha del Perfil: Enero 23, 1999

Tamano del Hueco: 6.0 “Pulgadas

Tipo de Lodo: Baradrill - N

Herramienta: MRIL-C

Activacion: (TE = 0.6/1.2ms, NE =600/10, TW=9000 ms)

INFORMACION SOBRE EL YACIMIENTO

Formacion: La Luna

Litologia: Calizas y Margas

Tipo de hidrocarburo: Desconocido

Relacion Gas / Petroéleo: Desconocido

Presion del Yacimiento: Desconocido

Informacién de Nucleos: Se cortaron nucleos en este pozo.
Objetivo:

Evaluacion Petrofisica en pozo exploratorio e Identificacion de hidrocarburos.

Descripcion:
La herramienta MRIL-C se corrid utilizando con activacion de “Porosidad Total y Tiempo

de Espera de 9 segundos.
La figura 91 muestra los perfiles Resistividad / Densidad / Neutrén / MRIL en el intervalo

12400’ — 12700'. En la pista 1 se presenta las curvas de Rayos Gamma Total y sin la

contribucion de Uranio. En la pista 2 se presentan las curvas de resistividad.
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En las pistas 3 y 4 se presentan los espectros de T, En la pista 5 se presentan las curvas
de porosidad. Densidad y Neutrén en escala de caliza. Las areas sombreadas en la pista

5 corresponden a los diferentes volimenes de fluidos vistos por el MRIL figura 91a°:

Crudo pesado { MSIG <TPOR)
Crudo pesado { M51G > MPHIA )

Yolumen de filtrado { MPHIA > PORW )
Crudo pesado (MBVIA > PORW )

Volumen de agua libre { PORW > MBVIA )
Yolumen de agua irreducible { MBVIA)

I

Yolumen de agua ligada a las arcillas { TPOR » EPOR )

Figura 91a. Representacion grafica de los diferentes volumenes de fluidos vistos

por el MRIL, en la pista 5 de las figuras 91 y 92.

Interpretacion:

Lo primero que se nota en el perfil compuesto de la figura 91 es que la porosidad total
medida por el MRIL es consistentemente menor a la indicada por los perfiles Densidad —
Neutrén utilizando para estos ultimos, escalas compatibles para la litologia de la

formacion.

En cuanto a la distribucion del espectro de T,, vemos que esta practicamente concentrado
a la izquierda de la linea de 100 ms correspondiente al valor de corte de T, En
consecuencia, el volumen de agua irreductible visto por el MRIL es consistentemente alto

a través del intervalo.

La presencia de gas o de crudo pesado (tar) justificaria la discrepancia en las curvas de
porosidad. De acuerdo a lo observado en los nucleos cortados en este pozo, la presencia
de tar parece ser la causa de este comportamiento de las curvas de porosidad. El valor

alto de BVI también justifica la presencia de crudo pesado.
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La figura 92 muestra el analisis volumétrico realizado asumiendo la presencia de crudo
pesado en la formacion. El sombreado negro representa la fraccion mas pesada (tar) y
corresponde al déficit en porosidad del MRIL con respecto al perfil Densidad. El
sombreado purpura corresponde a la fraccion de crudo pesado cuyo T, esta en el rango
normalmente ocupado por el BVI. El sombreado gris es el volumen de agua irreductible
tomado como el menor entre los indicados por el MRIL y la resistividad profunda. El
volumen marcado con sombreado verde tiene contribucion del agua ligada a la arcilla y

también de crudo pesado (codigo de colores figura 91a).

Por ultimo, se puede agregar que el MRIL no indica la presencia de agua libre (agua de
formacion o filtrado de lodo) en el intervalo analizado. Para la zona investigada por el
MRIL, esto se podria explicar asumiendo que el tar, por su muy baja movilidad a
condiciones actuales de yacimiento, no permite una invasién de filtrado efectiva. Como se
indico en el ejemplo # 2, la falta de invasién de filtrado también imposibilita la obtencion
de un Rxo para determinar si hay movilidad del crudo o no. Por lo tanto, en crudos muy
pesados, el MRIL nos permite estimar el volumen de filtrado sin tener un Rxo y en forma

independiente de las resistividades del lodo o del agua de formacion®.
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Fuente Halliburton Energy Service.

204



6.4 IDENTIFICACION DE HIDROCARBUROS CON AGUA DE FORMACION FRESCA.

Ejemplo # 4:

Informacién General:

Nombre del Campo: Guando

Nombre del Pozo: Guando - 6

Fecha del Perfil: Octubre 30, 2000

Tamano del Hueco: 12.25 “Pulgadas

Tipo de Lodo: PHPA - Glicol

Herramienta: MRIL-C

Activaciones: (Doble Tiempo entre ecos. TE= 1.2y 3.6 ms)

(Porosidad Total. Tiempo de Espera = 6 seg.)

Informacién sobre el yacimiento:

Formacion: Guadalupe (Superior)

Litologia: Arena

Tipo de hidrocarburo en el yacimiento: Petréleo (aprox. 6 cp a condiciones de
yacimiento)

Relacién Gas / Petréleo: Muy Baja

Presién del Yacimiento: Gradiente de presion entre 0.085 y 0.16 psi/pie

Informacién de Nucleos: No se dispone para este intervalo

Objetivo

Identificar la presencia de hidrocarburo en forma independiente de la resistividad, debido

a que la salinidad del agua de formacion es muy baja y variable.
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Descripcion:

La herramienta MRIL-C se corrié utilizando activaciones de Porosidad Total y Doble
Tiempo entre Ecos. Esta Ultima activacion sirve para identificacion directa de

hidrocarburos, mediante el contraste en el factor de difusion®.

Las figuras 93 y 94 muestran los perfiles Resistividad / Densidad / Neutron / MRIL en el
intervalo 3350’ — 3980'.

La pista 3 presenta las curvas de porosidad del MRIL y las curvas de los perfiles

Densidad y Neutron en escalas compatibles para arenisca.

En las pista 4 se presenta el espectro tomado con tiempo entre ecos de 1.2 ms.

Las areas sombreadas en esta pista corresponden a los diferentes volimenes de fluidos

vistos por el MRIL, ver figura 91a:

Resumen, Identificaciéon de Fluidos mediante Difusion.

El RMN permite distinguir agua de petréleo valiéndose del contraste en la “difusividad” de
estos dos fluidos. La difusion experimentada por el agua es mucho mayor que la de un
crudo de viscosidad media (entre 2 y 50 cp.). Para observar el fendmeno de difusion el
MRIL graba simultaneamente dos espectros, uno con tiempo entre ecos corto (espectro
“normal”) y otro con tiempo entre ecos largo (espectro “difundido”). La difusién del fluido
se manifiesta en el espectro de T, con tiempo entre ecos largo como un desplazamiento
hacia la izquierda comparado con el espectro con tiempo entre ecos corto. Cuanto mayor
es el desplazamiento, mayor es la difusividad del fluido. La linea Tapw es el valor tedrico
maximo de T,para el agua en el espectro difundido (TE largo). Sefial a la derecha de esta
linea indica la presencia de petrdleo. Senal a la izquierda de la linea indica agua o

petréleo de mayor viscosidad.
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Interpretacion:

El perfil MRIL indica intervalos de arena bastante “limpia” (muy poca sefal en el espectro

de T, a la izquierda de la linea de 4 ms) separados por intervalos de arcilla.

En cuanto al volumen de agua irreductible, se observa un cambio a aproximadamente
3620’. Hacia arriba de esta profundidad, el volumen de agua irreductible medido por el
MRIL es mucho mayor desde este punto hacia abajo. Esto indica una mejor calidad de la
roca en el intervalo inferior. Con respecto a las curvas de porosidad, vemos que la
porosidad total del MRIL sigue en general muy de cerca a la indicada por el perfil

Densidad, utilizando para este ultimo escala de arena.

Las figuras 95 y 96 muestran los espectros grabados con una activacion multifrecuencia
que usa Doble Tiempo entre ecos y el resultado obtenido en lo referente a identificacion

de fluidos mediante el Analisis de Difusion.

El espectro “normal” (TE corto) se presenta en la pista 3 mientras que el “difundido” (TE

largo) se presenta en la pista 4.

Vemos en el espectro “difundido” que casi toda la senal aparece a la izquierda de la linea
de agua Tpw (86 ms). De acuerdo a esto, el MRIL no indica la presencia de crudo en

ninguna de las capas de arena.

En la pista 5 se presenta el valor de saturacion de agua calculado.

La linea T,pw ha sido colocada también sobre el espectro normal (TE corto) como
referencia, para observar mas facilmente el desplazamiento del espectro. Si el MRIL
detectase sefial de petrdleo de 6 cp de viscosidad, esta se observaria en el espectro

normal alrededor de 213 ms y en el espectro difundido alrededor de 191 ms.
Sabiendo que el fluido visto por el MRIL es agua, podemos relacionar la distribucién del

espectro de T, con la distribucidn del espacio poral. A este respecto observamos cambios

significativos a 3620’ y 3880°’. De 3620’ hacia arriba la distribucion del espectro de T es
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bimodal indicando la presencia de poros pequenos y poros grandes. De 3620’ hacia abajo
la distribucion del espectro de T, es practicamente unimodal indicando una mayor
uniformidad en el tamafio de los poros. A 3880’ el cambio en la distribucion del espectro

indica poros mas pequefios por debajo de esta profundidad®.
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6.5 IDENTIFICACION DE PETROLEO EN ARENAS ARCILLOSAS CON AGUA
FRESCA.

Ejemplo # 5:

Informacion General:

Nombre del campo: Rio Ceibas

Nombre del Pozo: Rio Ceibas 62

Fecha del Perfil: Marzo 30, 1999

Tamano del Hueco: 8.5 “Pulgadas

Tipo de Lodo: Base Agua

Herramienta: MRIL-C

Activaciones: (TE =4.8 ms., NE=100, TW =300 / 3000 ms)

(TE = 0.6/1.2ms, NE =300/10, TW=3000 ms)

Informacién sobre el yacimiento:

Formacion: Honda
Litologia: Arena - Arcilla
Tipo de hidrocarburo: Petréleo (aprox. 4 - 16 cp a condiciones de yacimiento)

Relacion Gas / Petréleo:  Baja
Presion del Yacimiento: Gradiente normal de presion (aprox. 0.43 psi/ft)

Informacion de Nucleos:  No se dispone para este intervalo

Objetivo:
Identificar la presencia de hidrocarburo en forma independiente de la resistividad, debido

a que la salinidad del agua de formacion es baja y variable en el campo.

Descripcion:

La herramienta MRIL-C se corri6 utilizando activaciones de “Porosidad Total” y “Difusion
Realzada”. Esta ultima activacion sirve para identificacion directa de hidrocarburos,

mediante el contraste en el factor de difusion entre agua y petréleo.
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La figura 97 muestra los perfiles Resistividad / Densidad / Neutrén / MRIL en el intervalo
4450’ — 4750’. La pista 3 presenta las curvas de porosidad del MRIL vy las curvas de los
perfiles Densidad y Neutron en escalas compatibles para arenisca. En las pista 4 se
presenta el espectro tomado con tiempo entre ecos de 1.2 ms. Las areas sombreadas en
esta pista corresponden a los diferentes volimenes de fluidos vistos por el MRIL ver

figura 91a:

Interpretacion:

El perfil MRIL de la Figura 97 muestra en este pozo intervalos de arena arcillosa,
(apreciable cantidad de sefial en el espectro de T, a la izquierda de la linea de 4 ms)
separados por intervalos de arcilla. Con respecto a las curvas de porosidad, vemos que la
porosidad total del MRIL sigue muy de cerca a la indicada por el perfil Densidad,
utilizando para este ultimo una densidad de matriz de 2.65 g/cc. Vale la pena anotar que
el perfil MRIL permite diferenciar las capas permeables mucho mejor que la combinacién
Densidad — Neutréon. El perfil de Rayos Gamma tampoco en este pozo es el mas

apropiado para este proposito.

La figura 98 muestra en las pistas 2 y 3 los espectros grabados con tiempo entre ecos
corto (1.2 ms) y tiempo entre ecos largo (4.8 ms) respectivamente. Este ultimo es el que
llamamos espectro “difundido”. En la pista 4 se presenta la saturacion de petroleo
calculada mediante el Analisis de Difusion. En la pista 5 se presenta el calculo
volumétrico. De acuerdo a este analisis el MRIL indica la no presencia de crudo en la
parte superior de la figura 98 mientras que en las demas capas en la figura, parte inferior,

el MRIL si indica la presencia de petréleo.

La linea Tpw ha sido colocada en ambos espectros para facilitar la interpretacion visual,
pero es sobre el espectro “difundido” que sefala el valor maximo para la sefal de agua.

La figura 99 muestra en la pista de la derecha el resultado obtenido mediante el Analisis
MRIAN en el mismo intervalo de este pozo. El valor de R, fue ajustado para conseguir un
resultado consistente con lo obtenido mediante el Analisis de Difusién. En la pista 2 se

presenta la curva de permeabilidad (Coates) del MRIL®.
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Figura 97. Perfil MRIL del ejemplo 6.5.
Fuente Halliburton Energy Service.
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Figura 98. Perfil MRIL del ejemplo 6.5 mediante el andlisis de difusion.

Fuente Halliburton Energy Service.
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7. PERFILAJE HERRAMIENTA RST (RESERVOIR SATURATION TOOL).

Determinar la saturacion de hidrocarburos y agua detras de la tuberia de revestimiento es
uno de los factores mas importantes en el monitoreo de yacimientos. Las medidas de
saturacién, a lo largo del tiempo de los yacimientos, son utiles para controlar la deplecién
del yacimiento, realizar trabajos de reacondicionamiento de pozos, estrategias de recobro
mejorado e identificar problemas de produccion como invasién de agua o puntos de

ruptura en trabajos de inyeccion de agua.

Los métodos tradicionales para la evaluacion de saturaciones tales como los perfiles TDT
(Thermal Decay Time) o de tiempo de decaimiento termal y perfilaje de C/O, se
encuentran limitados por pozos con altas salinidades, donde es necesario retirar la tuberia
de produccién o tubing. La herramienta RST elimina la necesidad de matar el pozo y
retirar el tubing. Evitar esta operacién reduce costos, la reinvasion de intervalos
perforados y permite observar el pozo bajo condiciones de operacion. Adicionalmente la
herramienta RST permite medir el holdup (fraccion de aceite en el pozo) inclusive en

pozos horizontales.

En pozos recién perforados se utilizan perfiles de resistividad para determinar la
saturaciéon de agua e hidrocarburos. Una vez el pozo es revestido, la evaluacion de
formaciones y el monitoreo de la saturacion recae en herramientas tales como la
herramienta TDT Dual Burst Thermal Decay Time, la cual mide el decaimiento de la
poblacion de neutrones termales o el perfilaje de C/O que utiliza herramientas de
Espectroscopia de induccidon de rayos Gamma (GST), la cual determina la cantidad
relativa de Carbono y Oxigeno por espectroscopia de rayos gama emitidos por choques
inelasticos de los neutrones emitidos hacia la formacién. Estas herramientas pueden ver a
través de la tuberia de revestimiento. Debido a la alta seccion transversal de captura (X)
de neutrones termales que posee el cloro, la técnica que utiliza la herramienta TDT solo
proporciona buenos resultados, en areas donde el agua de formacion posee alto grado de
salinidad (superior a 35.000 ppm). El perfilaje de C/O se debe utilizar, cuando el agua de
la formacién no es lo suficientemente salada o la salinidad es desconocida; teniendo en

cuenta el alto numero de yacimientos, en los cuales se ha implementado el método de
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inyeccion de agua, el cual puede reducir o alterar la salinidad del agua de formacion, que
al interpretar el perfil TDT, genera resultados erroneos. Una combinacion de los dos
métodos utilizados por estas herramientas generaria mejores resultados y a su vez

informacion adicional.

El perfilaje de C/O analiza el espectro de rayos Gamma generado a partir de la
dispersién de una emision corta de neutrones de alta energia, los cuales chocan de forma
inelastica con los atomos que se encuentran en el pozo y en la formacién, la cual
determina la concentracion de Carbono y Oxigeno en la formacién. Una alta relacion C/O
indica formaciones con contenido de aceite y las bajas formaciones que contienen agua o

gas'®.

La figura 100, compara la rapida dispersion del choque inelastico de los neutrones de alta
energia con el proceso de captura que ocurre mayormente después que la energia de los

neutrones se ha reducido a energias termales.

Captura de Neutrones Dispersion Inelastica

Mucleo
excitado

Mucleo
excitado

Meutron de N Meltron de Mucleo /
baja energia Alta energiz
°-&- 8- —=

{ o ik
" geray _J >
¥

./. -
Y gray

Figura 100. Principio fisico herramienta RST.
La reaccion que ocurre durante la captura de neutrones es la base de la medida Sigma.
La reaccion durante la dispersion inelastica de neutrones se usa en las medidas de

Carbono- Oxigeno. Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.
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Los grandes tamafos de la herramienta (4 pulgadas de diametro) de C/O, las bajas
velocidades de perfilaje y la gran sensibilidad a los fluidos en el pozo. Sumando la
necesidad de acomodar tan larga herramienta, conocer el tipo de fluido en el pozo y la
necesidad de matar el pozo para retirar el tubing de produccion. Todas estas desventajas

limitan las aplicaciones de las herramientas de C/O.

La herramienta RST de diametro inferior (1'"'® y 22 de pulgada de diametro) permite el
perfilaje por debajo del tubing, eliminando la necesidad de matar el pozo y retirar la
tuberia de produccion. El arreglo de dos detectores proporciona mejoras en la precision
de la medida, y en el caso de la herramienta 2"? de pulgada compensa las medidas
debido a la composicién de los fluidos del pozo. Con la herramienta de 2", es posible
medir la saturacion de aceite en la formacién mientras el pozo se encuentra en

produccién y a la vez determinar la fraccion de aceite agua mas conocida como holdup.

El sistema de dos detectores y el nuevo modelo de interpretacién con una base de datos,
que permite una caracterizacion superior pueden proveer respuestas mas precisas y en

menor tiempo que las herramientas de C/O existentes.

La herramienta RST también mide el tiempo de decaimiento de neutrones termales con
técnicas similares a las que utiliza la herramienta TDT y se puede combinar con otros
perfiles de produccion, permitiendo operaciones de monitoreo con una sola corrida en el

pozo'®.

7.1 APLICACIONES DEL PERFILAJE RST.

La herramienta RST proporciona amplias mejoras a las medidas por el perfilaje de C/0O. El
arreglo de dos detectores, proporciona nuevas respuestas y la precision de la medida
supera ampliamente las herramientas anteriores. La herramienta RST puede medir el
area de seccion transversal de captura de la formacién con mayor exactitud y precisiéon
que la herramienta TDT. Ademas las medidas de Carbono-Oxigeno y sigma (X) se

pueden tomar en la misma corrida del perfil.
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La herramienta RST se puede correr con cables de menor diametro y es compatible con

otros sensores de perfilaje de produccién, permitiendo un programa de monitoreo

completo con solo una corrida en el pozo. Las medidas de Carbono-Oxigeno suelen ser

muy utiles en yacimientos de mediana a alta porosidad, bajo las siguientes condiciones:

Agua de formacion de cualquier salinidad: Esta es la principal aplicacion de las
herramientas de espectroscopia inelastica de rayos gama, ya que la salinidad de
la formacion no afecta las medidas de Carbono-Oxigeno. La seccion transversal
de captura de neutrones termales del agua fresca es bastante similar a la de los
hidrocarburos de forma tal que los dos fluidos no se pueden diferenciar con un
perfil TDT de tal forma que es necesario utilizar un perfil de C/O.

Fluidos de inyeccion de diferente salinidad que el agua de formacion:
Cuando agua de diferente salinidad a la de la formacion es inyectada en el
yacimiento. Un analisis a partir de perfiles TDT resultaria muy complejo y los
resultados resultarian poco confiables. Una combinacién de las medidas de C/O y
sigma proporcionara mejores resultados siempre y cuando se pueda cuantificar
tanto la saturacion de aceite y la salinidad del agua de formacion.

Salinidad del agua de formacion variable o desconocida: En aquellos casos
donde un pozo atraviesa diferentes yacimientos, es posible encontrar variaciones
de salinidad en el agua de formacion, dificultando un analisis con herramientas
TDT. Si la salinidad del agua de formacion es desconocida, es imposible
reconocer cambios en la saturacion de aceite a partir de los cambios en las
medidas sigmas obtenidas.

Pozos horizontales: Debido al arreglo de detectores, la herramienta RST de 2"
proporciona valores de holdup incluso en pozos horizontales donde ningun perfil

de produccién convencional funciona.

En yacimientos de baja porosidad las medidas de Carbono-Oxigeno son utiles para

monitorear los cambios en los contactos gas-aceite y aceite-gas, pero no evaluacion de

saturaciones'®.
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7.2 DESCRIPCION DE LA HERRAMIENTA RST.

La nueva herramienta RST supera las limitaciones de diametro de las herramientas de
Carbono-Oxigeno con una versién de 1'"® de pulgada (RST-A) que combina el perfil de
espectroscopia de rayos Gamma y TDT que permite perfilar debajo de la tuberia de
produccién o tubing de diametro 2*® de pulgada y la versién de 2" (RST-B) para
didmetros de tubing 3"? de pulgada. Estos tamafios de la herramienta eliminan la
necesidad de retirar el tubing ahorrando tiempo y reduciendo perdidas de produccion.
Ambas herramientas utilizan un arreglo de dos detectores, proporcionando mejor
precisién en la herramienta de 1'"'® de pulgada y permite la compensacion de la
respuesta de la medida para la composicion de los fluidos en el pozo en el caso de la

herramienta de 2'2 de pulgada.

La figura 101 muestra los principales componentes de las dos herramientas, de forma
opcional se pueden incluir sensores de rayos gamma y de produccion en la sarta de la

herramienta.

e Capsula de telemetria: Tanto la herramienta de 1'"'®, como la de 2% de pulgadas
utilizan la misma capsula, la cual forma la interfase entre el cable de perfilaje y la
herramienta, ademas se incluye un localizador de Casing collar.

e Capsula de Adquisicion: Ambas herramientas utilizan la misma capsula pero con
diferentes presiones de operacién. Esta capsula de adquisicion adquiere el
espectro de rayos Gamma e informacion del tiempo de la sonda de deteccion.

e Sonda (arreglo de dos detectores): Como se ilustra en la figura 102, ambas
sondas poseen dos detectores. Los detectores son iguales para ambas
herramientas pero el arreglo fisico de estos es diferente para cada versién de las
herramientas. El arreglo en la herramienta de 1'"® pulgadas se asemeja al de la
herramientas TDT. Ambos detectores se encuentran en el eje de la herramienta
separados por un protector de rayos Gamma y neutrones. Con este arreglo el
contrasté entre el fondo de pozo y la formacién es insuficiente en la mayoria de los
casos para determinar la composicion de los fluidos en el pozo y la formacion. El
detector cercano también es sensible a la formacién reduciendo las variaciones de

la medida.
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e Capsula de aceleracion: Para ambas herramientas es idéntica. Esta suple las

necesidades energéticas y el control de circuitos del generador de neutrones.

En la herramienta de 2'% los detectores se encuentran desfasados del eje de la
herramienta. El detector cercano encara directamente el pozo y esta protegido de la
formacién. El detector lejano se encuentra pegado a la formacién y se protege del pozo.
Se debe utilizar el resorte para orientar los detectores adecuadamente. El alto contraste
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Figura 101. Sarta de la herramienta RST.

Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.
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de la sefal de este arreglo, facilita la determinacion de la composicién de los fluidos en el

pozo y la formacion. Este contraste se puede mejorar disminuyendo la velocidad del perfil.

Sonda RST-A Sonda RST-B

Vista Lateral

Circuitos

Tubo
FotomuHtiplicador

Detector
(GS0)
Lejano

IETNCNRINTN NOCNRRNINY AN AN AN NV ST N

Circuitos

Tubo
FotomuRiplicador
Detector
(GS0)
Cercano
Protector

Generador
de
Heutrones

L8 ST B T T S P T B P e B T TR BT P T B, BT T S B
LS S S S S BSOS OSSO S NS S S S S S OSSR
L% S e S S % % S S NN N R R RO R N S e S S S e S S S S N

Vista Superior

Cercano

Lejano

Figura 102. Configuracién de la herramienta RST de dos detectores.

Fuente Saturation Monitoring With the RST Reservoir Saturation Tool, Bob Adolph,
Christian Stoller, Jerry Brady, Charles Flaum, Chuck Melcher, Brad Roscoe, Amal
Vittachi, DeWayne Schnorr.
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Las especificaciones de la herramienta se encuentran en la tabla 7.1.

Herramienta RST RST-A RST-B
Presion de Operacion 15 kpsia 15 kpsia
Temperatura de Operacion 300° F [150°C] 300° F [150°C]
Maximo diametro Herramienta 1.710 in 2.505in
Minimo diametro tubing 2%8in API 3" API
Maximo diametro Casing 7%8in API 9°% in API
Maximo didmetro hueco 10 in 12" in
Longitud de la Herramienta 33.6 ft 32.7 ft

Tabla 7- 1. Especificaciones de la herramienta RST.
Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.

7.2.1 Caracteristicas de la Herramienta.

La principal caracteristica de la herramienta RST es el arreglo de dos detectores que
incluye un centelledmetro o contador de escintilacion y un tubo foto multiplicador, donde el
cristal detector es cerio con una sustancia de gadolinio oxi-orto silicato (GSO). Varias

propiedades hacen este material atractivo en el perfilaje de Carbono-Oxigeno:

e Buena energia de resolucion.

e Alta densidad, la cual mejora la sensibilidad a la deteccion de rayos Gamma,
particularmente en altas energias.

e Posee una constante de decaimiento mas rapida que otros detectores en altas e
instantaneas razones de conteo durante la alta intensidad de neutrones emitidos.

e Opera perfectamente en temperaturas superiores a los 150° C.

Generador de Neutrones: Este genera una rafaga de neutrones estable y controlada. La

forma casi cuadrada del pulso (figura 103), mejora la separaciéon de los rayos Gamma
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generados por choques inelasticos de los producidos por la captura de neutrones,

durante y después de cada pulso.

Heutrones

r 1 | -I | | |
0 10 20 a0 40 50 0

Tiempo (HSEC)

Figura 103. Perfil de emision de neutrones RST.
Tomado con un monitor de neutrones rapidos, que muestra la forma casi cuadrada

del pulso. Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.

7.2.2 Velocidad del perfil.

La tabla 7.2 proporciona una comparacion de la velocidad de perfilaje de las herramientas
GST y RST, en varias formaciones y condiciones. Sin importar el menor tamafio de la

herramienta RST-A, esta excede entre 1.5y 4 veces el de la herramienta GST.
Las velocidades de perfilaje proveen una confiabilidad del 67%, lo equivale en promedio a

una incertidumbre de 10 unidades de saturacién, al computarse tanto la saturacion de

aceite como la de agua. Es posible obtener un 95% de confiabilidad si se reduce la
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velocidad unas 4 veces la indicada. La columna de la herramienta RST-B muestra
velocidades de perfilaje mientras el pozo produce, sin certeza de las condiciones de los
fluidos en el pozo'®.

Las herramientas RST utilizan multiples pasadas, ya que mantener bajas velocidades de
perfilaje resulta dificultoso. Por ejemplo cuatro pasadas a 120 ft/hr proporcionan una

velocidad de perfilaje efectiva de 30 ft/hr.

Velocidad de Perfilaje (ft/hr)
Litologia Porosidad RST-A RSTB 3°%in GST
(p.u) (cerrado) (Flujo) (cerrado)
Arena 16 30 8 18
Arena 33 250 110 160
Caliza 16 30 10 11
Caliza 41 250 70 60

Tabla 7- 2. Velocidad de perfilaje para obtener confiabilidad del 67% en Saturacion
de aceite y agua en un pozo de 10 pulgadas de diametro, con 7 pulgadas de casing
a 100°C.

Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.

7.3 ADQUISICION DE DATOS DE LA HERRAMIENTA RST.

La herramienta RST posee tres software seleccionables de acuerdo al modo de perfilaje:
el modo inelastico de captura, modo de captura sigma y el modo sigma. Cada uno utiliza
una secuencia de tiempo éptima para el pulso de neutrones y adquirir el espectro de
rayos Gamma resultante y la relacion de conteo como funcién del tiempo. El espectro se

obtiene con una serie de 256 canales que cubren rangos de energia de 0.1 a 8 MeV.
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7.3.1 Modo de captura inelastico.

El modo inelastico de captura registra el espectro de rayos Gamma producido por la
dispersion inelastica de neutrones al colisionar con los atomos de la formaciéon y el pozo.
Un analisis de este espectro proporciona las medidas de Carbono-Oxigeno para
determinar la saturacion de aceite tanto en el pozo como en la formaciéon cuando la
salinidad del agua de formacion es desconocida, variable o muy baja para utilizar un pefrfil
TDT. Posteriormente a la emision de neutrones se obtiene un espectro de rayos Gamma
generados por la captura de neutrones termales. A partir de este espectro se obtienen
resultados elementales los cuales proporcionan datos de porosidad, litologia y salinidad
del agua de formacion.

En el modo inelastico de captura en cada ciclo de medida se genera una emisién de
neutrones y tres puertas de tiempo para generar el espectro (ver figura 104). La primera
puerta mide el espectro total de rayos Gamma durante la emisiéon de neutrones, la cual
contiene el especto de rayos Gamma inelastico y de captura. La segunda puerta mide el
espectro de rayos Gamma de captura temprano, seguido de la emision de neutrones, el
cual se utiliza para sustraer los rayos Gamma inducidos del primer espectro (equivalente
a una fraccién del segundo espectro) , generando el espectro de rayos Gamma inelastico
neto. La relacion C/O del espectro inelastico neto se utiliza para medir la saturacién. La
tercera puerta de tiempo mide el espectro de rayos Gamma de captura, tiempo después
de la emision de neutrones que se utiliza para determinar la litologia de la formacién. Por

ejemplo la relacién Silicio-Carbono se utiliza para distinguir silicatos de carbonatos'®.

7.3.2 Modo de captura Sigma.

El modo de captura Sigma se utiliza para determinar la litologia y el area de seccion
transversal de captura (X)) en la misma corrida del perfil. En este modo se registra el
espectro de rayos Gamma de captura y el nimero de rayos Gamma de captura por
unidad de tiempo (distribucién de decaimiento en el tiempo de neutrones termales) la cual
se utiliza para determinar el area de seccion transversal Sigma del pozo y la formacion.

Los productos elementales del espectro de captura se utilizan para estimar la litologia, la
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porosidad y la salinidad aparente como en el modo inelastico. A diferencia del modo
inelastico, el modo de captura Sigma utiliza en cada ciclo de medida dos emisiones de
neutrones uno corto y uno largo como la herramienta TDT (ver figura 105). En la emision
corta de neutrones se mide el numero de rayos Gamma de captura por unidad de tiempo
(distribucién de decaimiento en el tiempo de neutrones termales), durante y después de la
emision de neutrones para estimar el area de seccion transversal de captura Sigma de los
fluidos del pozo. De igual forma se mide en la emisién larga de neutrones para estimar el

valor de Sigma en la formacion.
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Figura 104. Tiempos del modo de captura ineldastico de la herramienta RST.

La puerta de tiempo A registra el espectro ineldstico durante la emision de neutrones. La
puerta B y C registran el espectro de captura después de la emision. El espectro
inelastico neto se forma al sustraer una fraccion de espectro de la puerta de tiempo B de
la A. Fuente Saturation Monitoring With the RST Reservoir Saturation Tool, Bob
Adolph, Christian Stoller, Jerry Brady, Charles Flaum, Chuck Melcher, Brad Roscoe,
Amal Vittachi, DeWayne Schnorr.
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Figura 105. Ciclo de medida del modo Sigma de captura y el modo Sigma.

Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.

7.3.3 Modo Sigma:

El modo Sigma se utiliza cuando la salinidad del agua de formacion es lo suficientemente
alta para tomar un perfil TDT. Este modo estima el valor Sigma, pero con velocidades de
perfilajes superiores al anterior modo. Ademas utiliza el mismo ciclo de tiempo que el

modo de captura Sigma.

7.4 INTERPRETACION DEL ESPECTRO RST.

La saturacion del yacimiento se obtiene a partir de la relacion Carbono-Oxigeno o de las

medidas Sigma. El espectro de rayos Gamma inelastico se utiliza para determinar la
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concentracion relativa de Carbono y Oxigeno en la formaciéon. Una alta relacion C/O

indica contenido de Hidrocarburos. El valor Sigma se estima de la razén de captura de

neutrones Termales, la cual se debe principalmente al Cloro y se mide con los rayos
Gamma de captura. Se debe tener en cuenta que mientras el agua sea salada, constante

y conocida se utiliza este método para estimar la saturacién. Las aguas saladas poseen

valores altos de Sigma vy el agua fresca y los Hidrocarburos poseen valores bajos de

Sigma.

La relacion Carbono- Oxigeno se mide de dos formas diferentes, a partir de la relacion de
C/O de productos elementales la cual se obtiene del analisis del espectro total o partir de
la ventana de la relacion C/O, la cual se obtiene colocando una ventana sobre la region
de los picos del espectro de Carbono y Oxigeno del espectro inelastico. La relacion C/O
de espectros elementales es mas exacta que la de la ventana, pero debido a su alta
variacion estadistica posee baja precision. De forma contraria la relacion C/0 a partir de la
ventana es mas precisa pero menos exacta. Cada una de estas relaciones se transforma
en un volumen de aceite y posteriormente se combinan para obtener un volumen final de
aceite con gran precision y exactitud a partir del procedimiento Alpha y obtener un perfil

de saturacion.

La conversion de la relacion C/O de productos elementales a saturaciones, se realiza a
través de una base de datos que mide la respuesta de la herramienta RST en diferentes
condiciones de pozo. Esta base de datos fue disenada en las Facilidades de Calibracién
de Efectos Ambientales de Schlumberger ubicada en Houston Texas, donde existen
pruebas de perfiles con las herramientas RST-A y RST-B en diferentes condiciones.
Estas condiciones se obtienen de la combinacion de diferentes litologias, porosidades,
tamafos de hueco, Casing, densidad de cementos entre otros. Para cada una de estas
combinaciones, se realizaron cuatro medidas de la relacion C/O que abarcaran las cuatro
combinaciones extremas posibles de aceite y agua en el pozo y la formacion: agua en el
pozo-agua en la formacién, agua en el pozo-aceite en la formacién, aceite en el pozo-
agua en la formacion y aceite en el pozo-aceite en la formacién. Estas son generadas por
los detectores lejano y cercano de la herramienta, formando las cuatro esquinas de un
cuadrilatero si se grafica la relacion C/O del detector lejano contra el detector cercano

como se observa en la figura 106 generando un modelo de interpretacion’’.
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Figura 106. Curva del Modelo de interpretacion de la saturacion de agua en la
formacién, Sy y holdup del aceite en el pozo, Y,.

La relacién de C/0 en el detector lejano (FCOR) esta mas influenciada por el carbono de
la formacién y la relacion C/O del detector Cercano (NCOR) se encuentra mas
influenciada por el Carbono en el pozo. La grafica FCOR vs NCOR se utiliza para
determinar la saturacidon de agua en la formacién y el holdup del aceite en el pozo. Las
esquinas corresponden a 0y 100 % Sy y Oy 100 Y,. Fuente. The Many Facets of
Pulsed Neutron Cased-Hole Logging, Ivanna Albertin, Harold Darling, Mehrzad
Mahdavi, Ron Plasek, Italo Cederno, Jim Hemingway, Peter Richter, Marvin Markley,

Jean-Rémy Olesen, Brad Roscoe, Wenchong Zeng.
El modelo de interpretacion asegura que los datos medidos sean consistentes. El

conocimiento de datos de la formacion, se utiliza para computar que los valores

esperados de la relacion C/O de cada detector se encuentre en un rango de 0 a 1. La
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figura 107 muestra uno de los modelos de interpretacion para una formacion de caliza de

43% de porosidad con 8" pulgadas de diametro de hueco y 7 pulgadas de Casing.
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Figura 107. Grafica para la interpretacion RST.

Cada pareja de la relacion Cercano-Lejano de la relacién C/O, representa el holdup del
aceite en el pozo y la saturacidon de aceite en la formacion. Este tipo de graficos se utiliza
para verificar la consistencia del modelo interpretaciéon con los datos del perfil RST.

Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.
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Las cartas RST 1,2 y 3 son otros modelos de interpretacion especificos para hueco
abierto y revestido, los cuales se observan en la figura 108, 109 y 110. Todos los datos
perfilados por nivel con porosidades superiores a 10%, deben caer dentro del area

trapezoidal. Si estos datos caen por fuera, el modelo de interpretacion debe revisarse'®.

La base datos de C/O se utiliza para calibrar un modelo de interpretacion con los datos
medidos de la relacion C/O con condiciones particulares en el ambiente de perfilaje. Cada
modelo de interpretacion relaciona las medidas del perfilaje C/O con la porosidad,
densidad del aceite, el holdup del aceite en el pozo, diametro del hueco y el diametro y el
peso del Casing. Una vez calibrada las medidas, el modelo se transforma en volumenes
de fluidos y estos son refinados con el procedimiento Alpha, donde los volumenes finales

se transforman en saturaciones.

Como se menciond anteriormente la saturacion también se puede inferir a partir de los
valores Sigma. Los valores Sigma son una medida de que tan rapido los neutrones
termales son capturados, donde dicho proceso esta practicamente dominado por la
presencia de Cloro. Por lo tanto el valor Sigma de la formacion se puede considerar una
medida del contenido de Cloro o salinidad de la formaciéon o como un perfil de resistividad

(conductividad) en hueco abierto.

Los valores Sigma sin procesar, estan influidos por el pozo y la formacién. Para aislar los
valores Sigma de la formacién, se utiliza un modelo de doble emisién de neutrones; una
emision corta, seguida de una emision larga como se presento en la figura 105. Las
medidas del detector cercano esta mas influenciadas por los factores que rodean el pozo
por lo tanto los valores Sigma de los fluidos que se encuentran en el pozo, provienen
principalmente de la emision corta de neutrones. Las medidas del detector lejano,

provienen de la emision larga, la cuales estan mas influenciadas por la formacion.
Los valores Sigma sin procesar también se encuentran afectados por la difusion de

neutrones y ademas por factores ambientales que rodean el pozo, el Casing, el cemento
si lo hay y la formacion. El proceso de correccion de los valores Sigma se realiza a partir
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de una base de datos con miles de combinaciones de tamafos de hueco, tipos de Casing,

formaciones con diferentes porosidades vy litologias y salinidades en el
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Figura 108. Carta RST 1.
Modelo de interpretacion herramienta RST-A y RST-B en hueco revestido. Fuente

Schlumberger Log Interpretation Charts 1997.
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Figura 109. Carta RST 2.
Modelo de interpretacion herramienta RST-A y RST-B en hueco revestido. Fuente

Schlumberger Log Interpretation Charts 1997.
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Figura 110. Carta RST 3.
Modelo de interpretacién herramienta RST-A y RST-B en hueco abierto. Fuente

Schlumberger Log Interpretation Charts 1997.
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pozo y la formacién. El proceso de correccion de los valores Sigma utiliza un algoritmo de
parametrizacién dinamica, el cual utiliza la base de datos, para computar los valores
correctos en tiempo real, durante la adquisicion de datos. A diferencia de intentar construir

una serie de ecuaciones a partir de los diferentes parametros ya mencionados.

7.4.1 Procesamiento Alpha.

La forma tradicional de Schlumberger para procesar y aproximar los datos del perfilaje de
la relacion Carbono-Oxigeno, es a partir de la aproximacion de productos elementales de
la relaciéon C/O de la medida del espectro inelastico y finalmente utilizar la relacion para
determinar el volumen de aceite y luego la saturacién. La aproximacién de productos
elementales posee buena exactitud pero baja precision. La ventaja de este método es que

es facil de usar e interpretar.

Debido a que la contribucion del Carbono a espectro total es relativamente pequefia, se
requieren largos tiempos o velocidades bajas de perfilaje para obtener buena
confiabilidad. Para reducir los tiempos de la medida sin perder mas precision se utiliza la
aproximacion de la ventana. Las ventanas son las secciones del espectro total mas
influenciadas por cambios en el Carbono y el Oxigeno y menos influenciadas por otros
elementos (Es la region del espectro inelastico sobre los picos de Carbono y Oxigeno)
como se observa en la figura 111. La relacion del numero de rayos Gamma de la ventana
de Carbono con la ventana de Oxigeno se utiliza para obtener mejor precision en la
saturacién. En ambientes reales dichas ventanas se encuentran influenciadas por otros
elementos, causando que la relacion C/O dependa también de efectos ambientales tales
como la porosidad, los washout y la calidad del cemento.

La relacion Carbono-Oxigeno que se obtiene a través de la ventana mejora las
variaciones estadisticas de las medidas debido al alto numero de rayos Gamma que se
obtienen en la ventana. La interpretacion de la relacion C/O a partir de este método es
facil, pero es necesario realizar ciertas calibraciones bajo condiciones conocidas antes de
realizar la medida. Por ejemplo en una formacién de arena limpia saturada de agua en el

pozo y la formacion; la relacion C/O a partir del método de productos elementales marca

240



cero, pero a través de la ventana es diferente de cero. Debido a esto se toma primero un
perfil para obtener la relacion C/O a través de la ventana en una zona saturada de agua
para obtener el primer punto de calibracion y obtener el valor cero de Carbono, finalmente

se obtiene un segundo punto de calibracion en una zona saturada de aceite.

| Carbon Oxigeno
E | Carbon
[
m U
o
Q
B /
o
L 1]
E
3
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Oxigeno
{ 2 4 &) a8

Energia MeV

Figura 111. Medida del espectro inelastico con el detector lejano de la herramienta
RST en un tanque de agua y aceite.

El &rea sombreada indica las ventanas de Carbono y Oxigeno usadas para mejorar la
precision. Fuente Saturation Monitoring With the RST Reservoir Saturation Tool, Bob
Adolph, Christian Stoller, Jerry Brady, Charles Flaum, Chuck Melcher, Brad Roscoe,
Amal Vittachi, DeWayne Schnorr.
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El procesamiento Alpha que realiza la herramienta RST combina la exactitud del método
de productos elementales y la precision del método de la ventana, para obtener
resultados de saturacion en menores tiempos. Este proceso calcula los volumenes de
aceite por ambos métodos. Posteriormente realiza la diferencia de volumenes la cual se
utiliza para ajustar el volumen de la ventana, debido a que esta muestra una estructura

correcta en intervalos limitados, este proceso se realiza aproximadamente cada 10 pies.
La relacion lineal que se utiliza es la siguiente:

a, =V, (Productos — Elementales) -V,

(ventana) Ecuacién 7.1

V, (@) =a,+V, (ventana) Ecuacién 7.2

7.4.2 Base de Datos Sigma.

Los efectos litolégicos del hueco y de difusion deben considerarse cuando se transforman
los pulsos de captura de rayos Gamma en cantidades fisicas. Considerar estos efectos en
todas las posibles combinaciones que se pueden encontrar en operaciones de campo con
soluciones analiticas resultaria imposible. Debido a esto existe la base datos Sigma, la
cual consta de una extensa base de datos de medidas de laboratorio para corregir estos

efectos en tiempo real.

Durante muchos afios la base de datos Sigma para las herramientas RST-A y RST-B, se
obtuvo en las Facilidades de Calibracion de Efectos Ambientales de Schlumberger
ubicada en Houston Texas. Esta base de datos permite referenciar las medidas de las
herramientas con los valores Sigma de la formacion, la salinidad de los fluidos del pozo y
la porosidad que se encuentran calibrados para las diferentes condiciones que se pueden
encontrar en la produccibn de un pozo. Cada herramienta fue corrida en
aproximadamente 30 formaciones de diferentes litologias y porosidades con diferentes

salinidades en los fluidos de la formacién y el pozo, ademas estas fueron variadas con
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diferentes revestimientos, al introducir diferentes tamafios de Casing y espesores de

cemento en el pozo.

Esta base de datos esta conformada por medidas para cada herramienta de mas de 1000
combinaciones en diferentes condiciones. Se utilizd un modelamiento para extender el
rango disponible de formaciones de arenas. Hasta 1996 esta base de datos constaba de

mas de 4000 puntos de calibracion.

Los valores Sigma de las formaciones se calcularon con la siguiente ecuacion:
— * *
X= (1 - ¢)2ma + ¢ S fl 2 fl Ecuacion 7.3

Donde X, el valor Sigma de la matriz, Sy la saturacion de fluidos y X el valor Sigma de

los fluidos.

Las porosidades de las diferentes formaciones se obtuvieron midiendo los pesos y
volumenes de las diferentes rocas, fluidos y recipientes utilizados. Se tomaron perfiles

neutrénicos para corroborar los valores de porosidad y homogeneidades de la formacion.

Los valores Sigma de las matrices fueron determinados con reactores comerciales y con
un proceso de analisis elemental a través de las tablas de parametros nucleares de

Schlumberger.

Las salinidades se calibraron con un procedimiento de titulacién y posteriormente se
transformaron en valores Sigma de los diferentes fluidos con las tablas de parametros
nucleares de Schlumberger.

7.4.2.1 Algoritmo de Procesamiento Sigma de la Herramienta RST.

Se ejecuta una secuencia de tres pasos para transformar las medidas sin procesar de los

valores Sigma de la herramienta en las salinidades de los fluidos del pozo la porosidad y
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los valores Sigma correctos del detector lejano y cercano, y el valor Sigma de la

formacion (figura 112).

Eritrada
espactro de decaimiento
del trémpo

* i Paso 1
Correccion del espectro

Correceidn perdidas contables
[R-Garra]

Sustraccion da R-Gammna inducidos

* Cantidades Aparentes Computadas Paso 2
Sigma Bparente detector cercano en el pozo [SENA)
Sigma Mparente detectar Lejano Formacion [SFFL)
Relacidn razdn de captura R-Garmma cercanodejano [TRAT)
Parametros
Ambientales n A .
o ase 0e 0= i Ji
Tarnaro del hueco Ca"hrmfmn FEE BT
Peso ytarmaro dal Herramienta Externos
Caszing Relacidn (Opcional)
Litolagia i
=l cercanodLejano Farosidad
Salinidad pozo

Paso 3

Transformacion Cantidades
Aparentes a Cantidades correctas

- ¥

Salidas
Salinidad del Pozo [BSAL SIEF)
Faorosidad [TEHI]
Sigma Corregido Cercano v Lejano [SFHC SFFC)
Sigrna formacian [SIGM)

Figura 112. Esquema simplificado del proceso Sigma para la herramienta RST.
Fuente The Many Facets of Pulsed Neutron Cased-Hole Logging, Ivanna Albertin,
Harold Darling, Mehrzad Mahdavi, Ron Plasek, Italo Cedeno, Jim Hemingway, Peter

Richter, Marvin Markley, Jean-Rémy Olesen, Brad Roscoe, Wenchong Zeng.
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El primer paso corrige las perdidas en el sistema de conteo de rayos Gamma y los
inducidos en la formacién de los detectores Cercano y Lejano del espectro de

decaimiento de tiempo.

El siguiente paso es generar las cantidades aparentes del espectro tales como, los
valores Sigma del detector Cercano y Lejano. Estas cantidades no estan corregidas por

efectos ambientales.

El tercer paso es aplicar la transformacion y corregir los efectos ambientales a las
cantidades aparentes que proporciona la herramienta, para obtener Salinidad de los
fluidos del pozo, porosidad y el valor Sigma de la formacion. Este proceso utiliza una base
de datos dinamica de parametrizacién que permite la transformacién y la correccién por

efectos ambientales.

Calibracion Exactitud de los valores Sigma medidos por las herramientas:

Existen una serie de medidas calibradas para comprobar la exactitud del algoritmo
utilizado con la base de datos. Estas medidas calibradas se usan para corroborar la
porosidad, el valor Sigma de la formacion y la salinidad de los fluidos del pozo. Las
medidas calibradas incluyen un reprocesamiento de toda la base de datos con perfiles
realizados en las facilidades de pardmetros estandar de la industria (EUROPA es el
Centro de facilidades en Aberdeen Escocia y la base de pruebas de porosidad API en la

Universidad de Houston en Texas ver figura 113).

Cada punto de la base de datos fue reprocesado con el algoritmo de parametrizacion

dinamica y los resultados fueron comparados con los valores asignados.

Como se observa en las figura 114 |a base de datos de las herramientas RST-A y RST-B
ajusta perfectamente con los valores asignados. Las medidas calibradas fueron tomadas
para evaluar la exactitud del algoritmo para computar los valores Sigma de los fluidos del

pozo y la formacion, la porosidad y la salinidad de los fluidos del pozo. Las medidas
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Sigma con la herramienta RST-A se confrontaron con los valores asignados en la base de
datos (superior izquierda), la cual muestra un promedio de error de 0.22 unidades de
captura. Los valores Sigma medidos en el centro de facilidades (EUROPA) en Aberdeen
muestra un error promedio de 0.20 unidades de captura (superior derecha).
Comparaciones de los valores Sigma de la herramienta RST-A contra la salinidad de los
fluidos del pozo, muestran que los valores Sigma correctos del pozo, son independientes
de la salinidad en el pozo (inferior Centro). Esto es muy importante en operaciones de
monitoreo de las saturaciones. En la region sombreada a la derecha se encuentra que los
valores Sigma en la formacion se aproximan o exceden los valores Sigma en el pozo. Las
herramientas anteriores de pulso de neutrones no diferenciaban bien entre los valores
sigma en el pozo y en la formacion, a diferencia de las herramientas RST que solucionan

el problema con el algoritmo de parametrizacién dinamica.

Figura 113. Centro de Facilidades de Calibracién de Efectos Ambientales de
Schlumberger ubicada en Houston Texas y Centro de facilidades en Aberdeen
Escocia (EUROPA).

Fuente The Many Facets of Pulsed Neutron Cased-Hole Logging, Ivanna Albertin,
Harold Darling, Mehrzad Mahdavi, Ron Plasek, Italo Cedeno, Jim Hemingway, Peter

Richter, Marvin Markley, Jean-Rémy Olesen, Brad Roscoe, Wenchong Zeng.
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Figura 114. Calibracion de la exactitud de los valores Sigma de las herramientas
RST.

Fuente. The Many Facets of Pulsed Neutron Cased-Hole Logging, Ivanna Albertin,
Harold Darling, Mehrzad Mahdavi, Ron Plasek, Italo Cedeno, Jim Hemingway, Peter

Richter, Marvin Markley, Jean-Rémy Olesen, Brad Roscoe, Wenchong Zeng.

El centro de facilidades de valores Sigma en Aberdeen Escocia (EUROPA) fue
parcialmente fundada por la autoridad de energia atémica en el reino unido y el soporte
de un consorcio de 15 compafias petroleras y agencias del gobierno. La herramienta
RST-A fue corrida en diferentes pozos en hueco abierto y revestido en este centro de

facilidades, pocas medidas fueron realizadas con la herramienta RST-B. Se llego a la
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conclusion que ambas herramientas registran los valores sigma reales en un amplio rango
de litologias, porosidades, fluidos de formacion y el pozo, tamafios de hueco y diferentes
revestimientos, especialmente en aquellas regiones donde los valores Sigma en el pozo y

la formacién son parecidos’”’.

Calibracioén Precision de los valores Sigma medidos por las herramientas:

Las herramientas RST han sido calibradas para perfilar tres veces mas rapido que las
herramientas convencionales con el mismo grado de precisidén. La precision es la clave
para monitorear yacimientos donde hay expansién por capa de gas en aquellos
yacimientos donde se implementa inyeccion de agua y de esta manera controlar la

deplecion de los yacimientos.

7.4.3 Litologia.

Con las medidas de espectroscopia de la herramienta RST se puede determinar el
contenido mineral y arcilloso de diferentes zonas de interés, lo cual permite un mayor
entendimiento de la matriz de la roca. El entendimiento de la matriz de la roca permite en

gran medida mejorar la productividad en algunas zonas en los yacimientos.

El método de productos elementales mide el espectro producido por los rayos Gamma
generados por la interaccién de neutrones. Este espectro se puede utilizar para cuantificar
la abundancia de los diferentes elementos en la formacién. Cada elemento tiene un
espectro de energia de rayos Gamma caracteristico, permitiendo identificar cada
elemento en el espectro total. Teniendo en cuenta que la cantidad de cada elemento en la
formacion o el hueco contribuye con la magnitud de los rayos Gamma. Los productos
elementales se pueden utilizar en varias combinacion o relaciones para interpretar
litologias complejas en este caso determinar el volumen de shale o argumentar datos de

perfiles en hueco abierto incompletos.

Cuando los neutrones poseen altas energias las interacciones inelasticas dominan la

respuesta de la herramienta. Después de unas pocas colisiones la energia de los
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neutrones es reducida a niveles por debajo de los cuales no ocurren interacciones
inelasticas. La probabilidad de que existan choques inelasticos de los neutrones con los
diferentes elementos en la formacion y el pozo es constante para la mayoria de los

elementos.

Una vez la energia de los neutrones desciende a niveles termales, estos presentan una
tendencia a ser capturados por los diferentes elementos que se encuentran en la
formacion y el pozo. Es notable que algunos elementos en especial posean mayor
tendencia a la captura de neutrones que otros, contribuyendo mas al espectro total que

mide la herramienta.

La herramienta RST mide el nimero de rayos Gamma que provienen de interacciones
inelasticas y de captura después de la emision de neutrones a la formacion. El disefo de
esta herramienta mejora las anteriores y ademas posee mayor estabilidad lo que le
permite medir menores energias de rayos Gamma provenientes de las diferentes
interacciones. La mayor ventaja de esta herramienta es la inclusion de los picos de
energia de del espectro a 1.37 MeV para el magnesio y 1.24 MeV y 1.33 MeV para el

hierro.

Existe una libreria del espectro estandar de cada elemento, medido en el laboratorio para
cada herramienta RST la cual se utiliza para determinar la contribucién individual de cada

elemento ver figura 115.

7.4.3.1 Interpretacion Spectrolith.

El proceso Spectrolith es una base cuantitativa para la interpretacion de litologias
derivado de los productos elementales. Los métodos tradicionales de interpretacion de
litologia utilizan el Aluminio y el Potasio para determinar el contenido de arcilla.
Determinar el contenido de Aluminio es muy dificil y por ende su interpretacion ya que

requiere el uso de diferentes herramientas de perfilaje.
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Estudios recientes en nucleos muestran que existe una relacion lineal entre el contenido
de Aluminio y la concentracion total de arcillas. ElI descubrimiento mas importante de
estos estudios es que el Silicio, el Calcio y el Hierro se pueden utilizar para estimar con
gran exactitud el contenido de arcillas sin la necesidad de conocer la concentracién de
Aluminio. La concentracién de estos tres elementos se puede obtener a partir de las

medidas de las herramientas RST.

Adicionalmente la concentracion de Carbonatos (Calizas y Dolomitas) se puede
determinar a partir de la concentracién de Calcio y el resto de la formaciéon compuesta por

minerales de Cuarzo, Feldespato y Mica.

El proceso de interpretacion Spectrolith incluye tres pasos:

e Produccion del espectro de Rayos Gamma de los productos elementales.
e Transformacion de los productos elementales en perfiles de concentracion.
e Conversion de los perfiles de concentracion en fracciones de arcilla, Carbonatos y

minerales.
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Figura 115. Elementos estandar para la herramienta RST-A.

Espectro inelastico y de captura de rayos Gamma de los elementos mas encontrados en
formaciones. Obtenidos a partir de medidas de laboratorio. Fuente. The Many Facets of
Pulsed Neutron Cased-Hole Logging, Ivanna Albertin, Harold Darling, Mehrzad
Mahdavi, Ron Plasek, Italo Cedefio, Jim Hemingway, Peter Richter, Marvin Markley,

Jean-Rémy Olesen, Brad Roscoe, Wenchong Zeng.
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7.5 EJEMPLOS DEL PERFILAJE RST.

Operaciones con la Herramienta RST Cuando el Pozo se Encuentra En Producciéon y
Cerrado.

El pozo de este ejemplo se encuentra en un yacimiento de Carbonatos en el medio
Oriente, posee una porosidad variable entre 5 y 30 p.u. Es un pozo vertical el cual se
encuentra produciendo en hueco abierto con un diametro de 6 pulgadas, tiene un corte de
agua del 20 %. EIl objetivo del perfilaje RST es determinar la saturacién de aceite e
identificar el intervalo productor. Los datos provienen de siete pasadas en el modo
inelastico de captura mientras el pozo se encuentra cerrado y cinco pasadas durante la

produccion.

La figura 116 compara el perfil mientras el pozo se encuentra en condiciones de
produccién y cerrado. La pista 1 muestra relacion de Carbono- Oxigeno, donde el ancho
de la linea representa el promedio de la desviacion estandar. El aumento de la relacion
C/0O en ambos detectores (el lejano y el cercano) a X851 pies cuando el pozo esta
cerrado indica el contacto agua-aceite en el pozo. Por debajo de esta profundidad los
datos durante la produccion y cuando el pozo permanece cerrado se superpone o que
indica que en este intervalo no hay produccién de aceite. Por encima de X850 la relacion
C/O para ambos detectores aumenta de forma estable, indicando el intervalo productor.
Las pistas 3 y 4 muestran la interpretacion RST (el holdup del aceite en el pozo y la

saturaciéon de agua). La pista 5 es el analisis volumétrico.
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Figura 116. Perfil RST de un pozo el medio Oriente cuando este se encuentra en

Fuente Saturation Monitoring With the RST Reservoir Saturation Tool, Bob Adoiph,

Vittachi, DeWayne Schnorr.
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El holdup del aceite en el pozo mientras este se encuentra en produccion, indica que la

mayoria del aceite producido proviene del intervalo X728 a X750. En las curvas de



saturacion de agua, estas se separan en el intervalo entre X770 a X850, debido a que el
aceite en el pozo re-invade la formacién mientras el pozo se encuentra cerrado. Después
del periodo de cierre cuando el pozo empieza a producir, el agua de formaciéon empuja el
aceite hacia el pozo. Esto se puede observa con el aumento de saturacion de agua y se
verifica con el holdup del aceite en el pozo. El analisis volumétrico se realizo con datos de
hueco abierto, cuya interpretacion indica la presencia de aceite en la mitad superior del

yacimiento.

Monitoreo del Yacimiento.

La figura 117 muestra el perfilaje de la herramienta RST-A combinada con datos de
perfilaje de hueco abierto. Este posee un Casing 4"? de pulgadas y 9.5-lbm/pie, en hueco
de 6'2 pulgadas. El intervalo muestra el perfilaje con el pozo cerrado, donde se encuentra
un yacimiento de calizas limpias en la parte superior y caliza, arenas y arcillas en la parte

inferior.

La pista 1 muestra la relacion C/O del detector cercano y lejano, la lectura se encuentra
entre 0.16 y 0.3 en la caliza superior y cae rapidamente en la seccidén de arenas y arcillas.
El analisis de fluidos en la pista 2 muestra la deplecién del yacimiento entre X290 y X350
pies. Este ejemplo confirma que la interpretacion se puede realizar en litologias mixtas sin

afectar las respuestas de saturacion.

Proceso de inyeccién de agua.

La figura 118, muestra el perfilaje de la herramienta RST, de la combinacién de un
analisis de la relacion C/O y medidas Sigma y datos del perfilaje de hueco abierto. En
este ejemplo se pretende monitorear el progreso de un proceso de inyeccion de agua.
Con las herramientas anteriores esto era imposible debido a que el perfilaje con
herramientas GST no diferencian entre agua de inyeccién y agua de formacion gracias a
que la herramienta RST permite medir la relacion C/0 y los valores Sigma en una sola

pasada es posible realizar el siguiente analisis.
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La pista 1 muestra el analisis de fluidos, donde la porosidad se obtiene de perfiles en
hueco abierto, la saturacién de aceite de las medidas de la relacién C/0O. Los volumenes
de agua de inyeccion y agua de formacién se pueden determinar si se conoce la salinidad
de agua de inyeccion y el agua de formacién, donde la salinidad del agua de formacion se
obtiene a partir de las medidas Sigma y los volumenes de aceite de la relaciéon C/O. La
pista 2 muestra los valores Sigma y el indicador de salinidad (CI/CI+H). La pista 3 muestra

el analisis volumétrico.
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Figura 117. Resultados del perfilaje RST-A, en el modo de captura ineldstico

combinado con datos de perfilaje en hueco abierto, en operaciones de monitoreo.

Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.

Los resultados del perfilaje indican que la inyeccion de agua ha disminuido la saturacion

de aceite en la zona entre X320 y X375 pies. El intervalo por encima de X320 pies

muestra ligeros cambios en la saturacién de aceite pero se ha reemplazado el agua de

formacion por agua de inyeccion.
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Figura 118. Presentacion del perfil RST del analisis combinado de la relacién C/O y

datos Sigma junto con el analisis de datos del perfilaje de hueco abierto, para

determinar la zona de ruptura.
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Fuente RST Reservoir Saturation Tool, Schlumberger 1993.
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7.6 COMPARACION DE LAS HERRAMIENTAS RMN Y LAS HERRAMIENTAS RST.

A continuacion se presenta una lista de las aplicaciones que son comunes a las
herramientas RMN y RST:

o Distinguir zonas productivas de baja resistividad/bajo contraste.
e Evaluar yacimientos de petréleo y/o gas de litologia compleja.

o Determinar saturacion de petréleo residual pasadas por alto.

o Mejorar el disefio de tratamientos de estimulacion.

e Proveer datos de porosidad independiente de la mineralogia.

¢ Identificar los contactos agua-aceite y aceite-gas.

Ventajas de las herramientas RST frente a las herramientas RMN.

o Permite determinar la salinidad del agua de formacion.

o Permite interpretar litologias (realiza un analisis volumétrico de la formacion).
o Diferencia el agua de formacion con el agua de inyeccion.

o Monitorea la saturacion de agua a través del tiempo.

¢ Permite el perfilaje en hueco revestido y abierto.

¢ No requiere retirar la tuberia de produccion.

¢ Monitorea los cambios en los contactos agua-aceite y aceite-gas.

Ventajas de las herramientas RMN frente a las RST.

o Identifica petroleos pesados y de viscosidad mediana.

o Estudia formaciones de baja porosidad/baja permeabilidad.

e Proporciona una distribucién de porosidad, complementada con distribucién de
tamafios porales en formaciones saturadas con agua.

e Estima el volumen de agua irreductible, el volumen de fluido libre y el agua

asociada con arcillas.
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e Determina la permeabilidad.

La diferencia mas importante entre las dos herramientas consiste en que las herramientas
de RMN se corren en hueco abierto antes de comenzar la produccién, ademas las
herramientas RMN permiten tomar datos que proporcionen informacién en la evaluacion
de yacimientos mas no en el control o monitoreo de los yacimientos, tal como es el caso
de las herramientas RST que se utilizan para tener un control de saturacion de los fluidos

en el yacimiento durante la produccion.

Las herramientas RST también proporcionan datos de porosidad efectiva pero no
diferencian entre los fluidos moéviles y los no-mdéviles, principal caracteristica del perfil
RMN y que a su vez suministra una idea del tamafio de grano que encontramos en los
yacimientos, por ello es la porosidad mas confiable que se puede obtener en el ambito de
los perfiles eléctricos. Las herramientas RST pueden suministrar informacion en la
evaluacién de yacimientos siempre y cuando se carezca de datos a partir de perfiles en
hueco abierto una vez el pozo se encuentra revestido. Las herramientas RST se basan en
los perfiles de hueco abierto para proporcionar de forma completa el monitoreo del

yacimiento como se observo en los diferentes ejemplos.

Teniendo en cuenta que ambas herramientas no son afectadas por la litologia ni por la
salinidad del agua de formacion, ambas herramientas se pueden utilizar para encontrar
saturaciones de aceite residual en yacimientos donde se haya implementado la inyeccién
de agua. La diferencia es que las herramientas RST se utilizan durante la produccion para
los mismos fines que la herramienta RMN, pero esta se utiliza después de la inyeccion de
agua en la busqueda de petréleo pasado por alto o para evaluar saturaciones de aceite

residual antes de implementar diferentes métodos de recobro mejorado.

Si tenemos en cuenta las dimensiones de las herramientas y sus velocidades de corrida,
las herramientas RMN poseen mayor velocidad de perfilaje y aun mayores diametros que
las herramientas RST (permiten monitorear las saturaciones de los fluidos del yacimiento
a lo largo del tiempo) es decir principalmente en huecos revestidos esta herramientas
poseen un diametro mucho menor que las herramientas RMN, sin embargo es posible

utilizar las herramientas RST en hueco abierto como se mencioné anteriormente.
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8. CONCLUSIONES

La porosidad de los registros RMN es esencialmente independiente del tipo de
roca solida, es decir, las herramientas de los registros RMN son sensibles
solamente a fluidos porosos. La diferencia en varias propiedades RMN, tales como
los tiempos de relajamiento (T; y T,) y difusividad (D), entre varios fluidos hace
posible distinguir (en la zona investigada) entre agua irreducible, agua movible,

gas, petroleo liviano, petréleo de viscosidad mediana, y petréleo pesado.

Una de las caracteristicas clave de la filosofia de disefio de las mediciones RMN
es que las medidas hechas en las formaciones, se pueden duplicar en laboratorio
mediante mediciones RMN hechas sobre nucleos de rocas recuperadas de la

formacion.

Las herramientas de registros de RMN en la industria del petréleo usan un campo
magnético de gradiente. Como la intensidad de ese tipo de campo depende de la
posicion, la frecuencia de Larmor de un nucleo estara en funcion de la posicion del

nucleo.

Desde el punto de vista de mecanica cuantica, si un protdn esta en el estado de
baja energia, puede absorber energia provista por B4 y saltar al estado de alta
energia. La aplicacién de B4 hace también que los protones hagan precesion en
fase entre si. Este cambio en el estado energético y en la precesion en fase

causada por B4 se llama resonancia magnética nuclear.
La profundidad de investigacion de las herramientas RMN se determina a partir de
la geometria del volumen sensible la cual se obtiene de los valores seleccionados

para la frecuencia y ancho de banda de las pulsaciones del campo B;.

Para las mediciones con herramientas RMN, no hay correcciones por

ensanchamientos o por fluidos en el pozo. Por lo tanto, cuando los fluidos que hay
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en el pozo afectan las sefales de la herramienta RMN, las mediciones por la
herramienta RMN no representan mas las condiciones de la formacion y no se

pueden utilizar para evaluacion de la formacion.

Existen tres tipos de mecanismos de relajamiento, el relajamiento en bruto, por
superficie y por difusién. La importancia relativa de los tres mecanismos de
relajamiento dependen del tipo de fluido que hay en los poros (agua, petréleo, o
gas), los tamanos porales, la potencia del relajamiento por superficie, y la

humectabilidad de la superficie de la roca.

Las rocas de un yacimiento muestran comunmente una distribucion de tamafos
porales y frecuentemente contienen mas de un tipo de fluido. Por lo tanto, el tren
de ecos de momentos magnéticos (mediciones de magnetizacién transversal)
registrado con secuencia CPMG no decae con un solo valor de T, sino con una
distribucién de valores de T, que se puede describir con modelo Multiexponencial.

La representacion de la medida de resonancia magnética como una distribucion
en el dominio del tiempo T, no solamente nos permite la representacion de la
porosidad, sino que también nos deja calcular la porcién de la misma (saturacion)

asociada con cada tipo de fluido.

Las herramientas RMN utilizan los modelos de Coates y SDR para estimar la
permeabilidad de la formacion, donde se introduce el parametro de tamario a partir
de la divisién de la curva de distribucion T2, en fluidos moviles y no méviles o de la

divisién del area bajo la curva en la media geométrica Tygp.

Las propiedades RMN de los diferentes fluidos que se encuentran en yacimientos
son bastante diferentes entre si. Estas diferencias posibilitan la identificacion
cualitativa de los diferentes tipos de fluidos que encontramos en yacimientos y a
veces la cuantificacion de sus volumenes. Las diferencias en Ty, T,, y D entre los
diferentes fluidos que encontramos en las condiciones de yacimientos forman el
fundamento del método para la identificacion de fluidos con RMN. Se han

desarrollado dos métodos de identificacion de hidrocarburos: doble-TW y doble-
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15.

TE. El método de doble-TW se basa en el contraste del T; entre agua e
hidrocarburos livianos. El método de doble-TE se basa en la diferencia de

difusividad entre agua y petréleo de viscosidad mediana o entre liquido y gas.

Teniendo en cuenta las diferentes propiedades RMN de los fluidos que se
encuentran en condiciones de yacimiento se desarrollaron diferentes técnicas de
identificacion cualitativa y en algunos casos cuantitativa de forma directa sin
necesidad de otros perfiles de los diferentes fluidos que se encuentran en los

yacimientos. Estas técnicas son el TDA, DIFAN, EDM entre otras.

La técnica de identificacion directa TDA utiliza el contraste en los tiempos de
Polarizacion T;. EI DIFAN y el EDM utilizan el contraste de difusividad para

identificar los diferentes fluidos que se encuentran en los yacimientos petroliferos.

Si los datos RMN se combinan con otros perfiles, los analisis pueden proveer aun
mas informacion sobre el yacimiento. Una combinaciéon de datos RMN y datos de
Resistividad profunda proveen un analisis completo de los fluidos en la zona
virgen. uno de los modelos de interpretacion que utiliza esta combinacion de datos
es el MRIAN.

Las diferencias entre los resultados derivados de las identificaciones de fluidos
con el TDA y con el MRIAN se deben a las diferencias entre las profundidades de
investigacion de las mediciones que suministran los datos para los analisis. Todos
los datos para el TDA provienen de mediciones en la zona cercana al pozo, la cual
normalmente tiene una saturacion de agua mas alta que la zona virgen cuando se
usa lodo a base de agua. El MRIAN utiliza una medicion de resistividad profunda,
la cual estd dominada por la saturaciéon de la zona virgen, haciendo que el
resultado del MRIAN sea mas representativo de la saturacién que hay alli. Cuando
se utiliza el TDA junto con el MRIAN, se pueden comparar la saturacion de la zona
invadida con la de la zona virgen. El TDA provee informacién para identificar y
cuantificar fluidos, y puede suministrar datos clave para el procesamiento MRIAN,
tales como porosidad efectiva corregida para el indice de hidrégeno y para los

efectos de la polarizacién. Si las mediciones de porosidad total de RMN estan
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17.

disponibles, entonces la saturacion de agua asociada con la arcilla y la porosidad
total también se pueden derivar con nada mas que los datos RMN, y se puede

efectuar una combinacion de TDA/MRIAN sin datos de porosidad convencional.

La herramienta RST elimina la necesidad de matar el pozo y retirar el tubing. Al
Evitar esta operacién reduce costos, evita la reinvasion de intervalos perforados y
permite observar el pozo bajo condiciones de operacion. Adicionalmente la
herramienta RST permite medir el holdup (fraccion de aceite en el pozo) inclusive

en pozos horizontales.

Las herramientas RMN y RST se corren con diferentes propésitos, es claro que
ambas herramientas puedan proporcionar algunos datos en comun pero debe
tenerse en cuenta que los datos de perfiles eléctricos en hueco abierto antes de
que el pozo comience a producir son mas confiables en la evaluacion de
yacimientos que los perfiles de produccion los cuales tienen diferentes fines y

propdsitos.

263



9. RECOMENDACIONES

1. Debido al interés que se presenta por las herramientas modernas de control
de saturaciones se recomienda realizar un estado del arte que posea las
mismas cualidades de este proyecto y al vez se incluya como objetivo
comparar las herramientas RST con aquellas herramientas que compitan
realmente contra ella como es el caso de la herramienta RMT (Reservoir
Monitor Tool) de Halliburton que es la herramienta que compite con la
tecnologia RST de Schlumberger, sin olvidar que los costos econdmicos
pueden influir en el uso de tecnologias anteriores como las herramientas

GST (Gamma Ray Spectroscopy Tool) y TDT (Thermal Decay Time).

2. Realizar un estudio econdémico de los costos de operacion de las
herramientas RMN frente a los perfiles convencionales que compiten contra
el perfil RMN.

3. Incluir en el programa académico de la materia de registros de pozos, los
registros de Resonancia Magnética Nuclear, debido a las tendencias
actuales en el uso de este registro para la evaluacion de formaciones como
es el caso del campo Casabe entre otros para diferenciar entre fluidos

moviles y no moviles.
4. Conseguir los diferentes softwares que se utilizan en la industria del

petroleo para la toma de perfiles eléctricos de RMN, de forma tal que se

pueda complementar el estudio del perfil de RMN.
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