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RESUMEN

TITULO: DESARROLLO DE UNA METODOLOGIA ESTANDAR PARA LA IDENTIFICACION DE
UNIDADES DE FLUJO Y CARACTERIZACION PETROFISICA EN YACIMIENTOS COMPLEJOS

AUTORES:

Sergio Andrés Alvarez Pabon
Gabriel Eduardo Vélez Barrera’

PALABRAS CLAVES: Porosidad, permeabilidad, unidades de flujo, radio de poro, indice de
calidad de roca de yacimiento.

DESCRIPCION:

En un estudio integrado de yacimientos, un paso importante es caracterizarlo al conocer su
heterogeneidad, la estructura geolédgica y las propiedades de las rocas; para esto se utiliza las
técnicas de identificacion de unidades de flujo que ofrece diferentes formas de caracterizacion con
base en la informacién disponible. Cada unidad de flujo se identifica mediante modelos de
porosidad y permeabilidad de base tedrico-empirica o empirica, que integran otros datos
petrofisicos.

En el presente trabajo se desarrolla una metodologia estandar, para identificar las unidades de
flujo existentes en un yacimiento complejo, mediante la interrelacion de diferentes pardmetros
petrofisicos, ademas del uso de diversas ecuaciones y graficas existentes en la literatura.

Esta metodologia aplic6 al bloque | del Campo Escuela Colorado, analizando la calidad y
representatividad de la informacion disponible. Se determind las unidades de flujo con la
metodologia propuesta, con 97 datos de pruebas de corazones de seis pozos del bloque |, se
encontré un modelo mas ajustado de distribucién de permeabilidad. Cabe resaltar que el modelo
hallado estuvo méas ajustado a la permeabilidad de corazén, si se compara con la ecuaciéon de
permeabilidad del campo. Posteriormente se desarroll6 un modelo de simulacién conceptual al
pozo C-25, ante la escasa informacion disponible del bloque I. Se utilizé el software ECLIPSE 100
y se logré a un ajuste aproximado con la historia de produccién del pozo.

“ Trabajo de Grado.
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de ingenieria de Petrdleos. Director: Ing. William Navarro
Garcia.
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ABSTRACT

TITLE: “DEVELOPMENT OF A STANDARD METHODOLOGY TO THE IDENTIFICATION OF
FLOW UNITS AND CHARACTERIZATION OF PETROPHYSICS IN COMPLEX RESERVOIRS”*

AUTHORS:
Sergio Andrés Alvarez Pabon
Gabriel Eduardo Vélez Barrera™

KEYWORDS: Porosity, permeability, flow unit, pore aperture radius, reservoir quality index.

DESCRIPTION:

In an integrated study of a reservoir, a significant step is to characterize it; it means to know its
heterogeneity, the geological structure and the properties of the rocks; to do this. Techniques of
identification of flow units for different ways of nature on the basis of the information available were
used. Each flow unit was identified by models of porosity and permeability of theoretical base or
empirical evidence, which is composed of other data include petrophysical data derived.

In this paper a standard methodology is carried out in order to identify the existing flow units in a
reservoir complex through the interface of different parameters including petrophysical data derived
apart from the use of various equations and graphics in the literature.

The methodology was applied to block I in the Field of Colorado School. Analysis of the quality and
representativeness of the information are also available. It was found that the flow units with the
methodology on a database of ninety seven samples of cores from six oil wells of the block | found
a model more likely to the set of distribution of permeability. It was noticeable that the found model
was more than the set to the permeability of core as compared with the equation of permeability on
the field. Then, a simulation model conceptual to the oil well C-25 was developed before the limited
information was available in the block I. By using the software ECLIPSE 100 it was possible an
approximate approach of the history of production of the oil well.

“Degree Project.
“Physiochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director: Ing. William Navarro
Garcia.
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INTRODUCCION

En la industria de los hidrocarburos, diferentes disciplinas (ingenieria y geologia)
caracterizan las heterogeneidades y discontinuidades del yacimiento, con el
propésito de definir un modelo petrofisico confiable que logre comprender el flujo
de fluidos en el medio poroso y permita dar criterios para tomar decisiones en la

planificacion del desarrollo del activo.

Un reto en la construccion de un modelo petrofisico es comprender la relacion
porosidad-permeabilidad a través de las heterogeneidades, mediante la
observacion directa de resultados de pruebas béasicas y especiales de corazones
y/o indirectamente a través de interpretacion de registros.

Debido a las heterogeneidades en el yacimiento y a la alta dispersion numérica
que comunmente muestran las parejas de datos de porosidad y permeabilidad en
el grafico semi-log clasico, se podria afirmar que no existe una relacion directa
entre la porosidad y permeabilidad, por efecto de los eventos diagenéticos y de
litificacion durante la depositacion de los sedimentos que definen el tamafio,
forma, empaquetamiento, entre otras propiedades de la roca; esto da a entender
la necesidad de una metodologia para definir unidades de flujo que mejore la

descripcion de yacimientos al interrelacionar varios parametros petrofisicos.

El principal objetivo de este proyecto de grado es definir una metodologia estandar
que permita caracterizar petrofisicamente yacimientos clasticos, para ello se usara
definiciones como indice de calidad de roca, indicador de zona de flujo de
Amaefule y radio de poro de Winland, entre otros conceptos Utiles en la

identificacion de las unidades de flujo en los geocuerpos.
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Se realizar4 una evaluacion de la informacion disponible en la literatura para la
construccion de la metodologia, luego se evaluard la aplicabilidad que tenga esta
metodologia en el Campo Escuela Colorado. Debido a la escases de informacion
del Campo, solamente se aplicdé al pozo Colorado 25, por ser el pozo mas

representativo al tener pruebas basicas de corazones y un estudio PVT propio.
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1. CARACTERIZACION PETROFISICA.

1.1 CONCEPTOS.

1.1.1 Facies.

Divisidbn o capa de una roca sedimentaria que tiene caracteristicas especificas y
propiedades similares. Se define con base en su color, mineralogia, textura,
composicion, fésiles, estructura sedimentaria, contenido de fluidos y propiedades
hidraulicas. Reciben un nombre dependiendo de la forma como se obtiene la
informacion de sus propiedades® 2. Litofacies o Petrofacies (de anélisis de nicleos,
ripios de perforacién), Electrofacies (de registros eléctricos).

En la figura 1. Se muestra como se identifican las facies utilizando un registro SP.

Figura 1. Identificacion de facies con el registro Potencial Espontaneo (SP).

Curva SP Litologia
= +

Arcilla

Arena Limpia
Arcilla

Arena Arcillosa
Arcilla

Arena Limpia

Arcilla

Linea Base j

(Arcilla)

Fuente: BASSIOUNI, Zaki, Theory, Measurement and Interpretation Of Well Logs, SPE Texbook series vol. 4,
Richardson, TX, 1994.p.131.

1PORRAS, J. Cy CAMPOS, O.: Rock Typing: “A Key Approach for Petrophysical Characterization and Definition of
Flow Units, Santa Barbara Field, Eastern Venezuela Basin”, articulo SPE 69458 presentado en Latin American and
Caribbean Petroleum Engineering Conference, Buenos Aires, Argentina, 2001 p.3.

’PEREZ,H.H., DATTA-GUPTA, A., Y MISHRA, S.: “ The Role of Electrofaciea, Hydraulic Flow Units in Permeability

Prediction from Well Logs: A Comparative Using Classification Trees”, articulo SPE 84301 presentado en SPE Annual
Conference and Exhibition, Denver, Colorado, 2003.p. 145.
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1.1.2 Unidad de flujo

Segln Ebanks®, una unidad de flujo es una regién continua y mapeable en el
yacimiento que tiene propiedades geoldgicas y petrofisicas similares que afectan
el movimiento de fluidos inyectados o producidos; ademas tiene la capacidad de

trasmitir fluidos lateral y verticalmente.
Para identificar las unidades de flujo se divide el yacimiento en intervalos con

caracteristicas petrofisicas uniformes utilizando registros de pozos y gréficos de

saturacion de fluido, porosidad, permeabilidad y presion capilar. Ver figura 2.

Figura 2.Proceso de identificacion de unidades de flujo.

Corazones Litofacies Datos petrofisicos UF
Pc
i - K| 5
j00)
Pc
- G :
o)
- 9 4 g
m || :
j00)
Pc
- i \ 1
o)

Fuente: EBANKS, W. J (JR), SCHEIHING, M. Hy ATKINSON, C.D. Flow Units for Reservoir Characterization,
Geological Methods, part 6, 1992. P. 283.

3 EBANKS, W. J (JR), SCHEIHING, M. H y ATKINSON, C.D. Flow Units for Reservoir Characterization, Geological
Methods, part 6, 1992. p. 282.
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1.1.3 Contenedor?

Es un sistema poroso, y subdivision del yacimiento, compuesto por una o varias
unidades de flujo que estan comunicadas entre ellas.

Para definir un contenedor se relacionan las unidades de flujo entre varios pozos
analizando su estructura y estratigrafia, para conocer si hay comunicacion entre
ellas. Posteriormente, se identifica la calidad de roca de las unidades y se hallan
los limites entre contenedores, encontrando barreras de flujo o interpretando
dentro de una unidad de flujo compartida por dos contenedores, donde diverge el

flujo.

La figura 3 es un yacimiento que tiene dos contenedores caracterizados por
sistemas porosos diferentes. Las unidades de flujo 1 y 3 son microporosas; las
unidades de flujo 2 y 5 son mesoporosas y la unidad 4 es macroporosa. El limite
entre los contenedores es donde el flujo de fluidos diverge en la unidad de flujo 3.
Tres pozos drenan el yacimiento y al lado de cada pozo se muestra su curva de

declinacion.

Figura 3. Muestra de contenedores en un yacimiento.

\‘./ Contenedor1y2

\‘~~\/v Contenedor 1

Fuente: HARTMANN, D. J., and BEAUMONT,E. A,. Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum
Geology, Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”
,1999, p. 9-9.

*HARTMANN, D. J., andBEAUMONT, E. A,. Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum Geology,
Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”, 1999, p. 9-9.
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1.1.4 Escala de la heterogeneidad en el yacimiento®

La descripcion y cuantificacion de varias heterogeneidades en el yacimiento es
clave para conformar un modelo robusto; requiere la integracion tecnologica de
diferentes disciplinas y datos de diversas fuentes, que se adquieren a diferentes

escalas de heterogeneidad explicadas a continuacion (ver figura 4):

1. Heterogeneidades Microscopicas (micrometros, y): Se da a nivel poral,
caracterizado usualmente a través de analisis petrografico de secciones
delgadas de las cuales se obtienen tamafio de garganta de poro, geometria
de poro, mojabilidad, determinacion de distribucion original de saturaciones.

2. Heterogeneidades Macroscopicas (centimetros, Cm): Un corazéon representa
a un yacimiento en esta escala, se pueden realizar pruebas a rocas y a los
fluidos que estos contengan, asimismo se determina porosidad,
permeabilidad, saturacion de fluidos, razones de movilidad, curvas de

Presion capilar, entre otros ensayos.

3. Heterogeneidades Mesoscopicas (Metros, M): Informacion principalmente de
registros de pozo que escalan las anteriores heterogeneidades, se relaciona
interpretaciones petrofisicas como informacién geoldgica, sedimentoldgica,

estratigrafica y estructural con registros de pozo.

4. Heterogeneidades Megascopicas (miles de metros): A esta escala se suele
representar las unidades de flujo, normalmente investigando a través de
simulacién numérica. A esta escala se definen los contactos entre fluidos en

el yacimiento, la compartimentalizacion de yacimiento, entre otros.

STIAB, DJEBBARand DONALDSON, ERLE C. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring Reservoir Rock and
Fluid Transport Properties,, 2nd ed, Gulf Professional Publishing, 2004, p. 161.
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5. Heterogeneidades Gigascopicas (kilbmetros): A este nivel se caracteriza la
divisibn del yacimiento en uno o0 mas zonas productoras, se precisa la
posicion, tamafo, forma y conectividad en las unidades del yacimiento, se

evallan las litofacies segun su ambiente deposicional.

Figura 4. Escala de heterogeneidad en el yacimiento.

Seccidn Delgada Corazon Registros Simulacién de yacimientos

(5 - D D S [
\ ¥
I P4

Microscdpica Macroscdpica Mesoscopica egascopica

Gigascopica

Campo

Fuente: EBANKS, W. J (JR), SCHEIHING, M. Hy ATKINSON, C.D. Flow Units for Reservoir Characterization,
Geological Methods, part 6, 1992. p. 283. Modificado.

1.1.5 Definiciéon de poro y radio de garganta de poro

La descripcion y caracterizacion del sistema poroso de un yacimiento es
importante para entender su comportamiento. Sus caracteristicas se basan en

tipos de poros y su geometria.
Algunos pardmetros para caracterizar el sistema poroso son (ver figura 5):
e Tamarfo de poro: Un poro se define como un espacio entre las particulas
de la roca y su tamafio absoluto; es el radio de la esfera mas grande que

cabe dentro de él. Ver figura 5. Se estima visualmente mediante un

Scanning Electron Microscope (SEM).
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e Forma del poro: Describe cualitativamente la forma que tienen los poros

gue puede ser circular, triangular, poliédrico o irregular.

e Tamafo de garganta de poro: Es el factor que controla la transmisibilidad
de la red porosa. Se define como el radio de un disco perpendicular al flujo
que se ajuste a su punto mas angosto. Ver figura 6. Se mide utilizando
pruebas de presién capilar de inyeccién de mercurio.

e Relacion de aspecto: Es la relacion entre el tamafio de poro y el tamafio
de garganta de poro. Tiene valores pequefios en sistemas porosos

intergranulares e intercristalinos.

e Numero de coordinacion: Este parametro define el nimero promedio de
gargantas que interceptan los poros. Es importante porgue muestra la
conectividad del yacimiento, que incrementa con el tamafio y el nimero de
gargantas de poro que rodean o se conectan a cada poro. Nada le aportan
al flujo de fluidos poros muy grandes pero que no estan comunicados con

otros poros.

Figura 5. Caracteristicas del sistema poroso.

Tamafio de poro: 30 .

Forma de poro: Irregular.

Tamafio de garganta de poro: 3-5 .
Relacion de aspecto: 10.

Numero de coordinacion: 3.

Fuente: CONSENTINO, Luca. Integrated Reservoir Studies, 1st ed, Paris, Editions Technip, 2001. p
89.Modificado.
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Figura 6. Medida de poro y garganta de poro.

Esfera
en poro

Disco en

gargantade
poro

Fuente: HARTMANN, D. J., and BEAUMONT,E. A,. Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum
Geology, Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”
,1999, p. 9-20.Modificado.

1.1.6 Andlisis petrografico

Existen tres técnicas utilizadas para hacer un analisis detallado de la mineralogia

de la roca yacimiento. En este andlisis se caracteriza el tipo, cantidad y ubicacion

de los minerales en la roca yacimiento y en sistemas porosos. Estas tres técnicas

son:

Difraccién de rayos X (XRD)

Consiste en dos andlisis separados, uno de arena y otro de la fraccion de
sedimentos y clastos, para identificar y cuantificar los minerales de una
muestra de nucleo.

Secciones delgadas

Es la técnica mas aplicada y su analisis se aplica a muestras de ripios de
perforacién y nucleos convencionales que permite describir la mineralogia
asi como el tipo, naturaleza, cantidad y distribucion de sistema poroso de la
roca.

Escaneo con microscopio electronico (SEM)

Esta técnica es relativamente reciente y rapida, provee informacién precisa
de la cantidad, tamafio y morfologia de los poros presentes en la roca

yacimiento y mineralogia relacionada.
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1.2 POROSIDAD

1.2.1 Definicién

Es una propiedad de la roca importante ya que mide el volumen potencial de
hidrocarburos que puede almacenar. Es la fraccion del volumen total del
yacimiento que no esta ocupado por la estructura sélida de la roca y se define

matematicamente asi:

Vo =Vor _ W
=29 - 11
p="5F =y (D)
¢ = Porosidad [fraccion] Vy, = Volumen total de la roca.
Vp = Volumen poroso. Vgr = Volumen de grano.

1.2.2 Clasificacioén

La porosidad es clasificada segun su origen y la comunicacién como se explica a

continuacion:

1.2.2.1 Segun su origen

Segun su origen, la porosidad se clasifica en primaria o secundaria.

e Porosidad Primaria: Es la porosidad formada en la depositacion de los
sedimentos; se clasifica en intercristalina (Poros localizados en minerales
cristalizados como carbonatados) e intergranular (Poros ubicados entre

granos clasticos como arenas). Siendo la mas comdn la intergranular.

e Porosidad Secundaria: Es la porosidad que se origina por procesos
naturales (diagénesis, catagénesis) o artificiales (estimulaciones), después
de la depositacion de los sedimentos. Los tipos de porosidad secundaria
mas comunes son la porosidad de fractura, por dolomitizacion y por

disolucién.
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1.2.2.2 Segun la comunicacién de sus poros

El material cementante sella algunos poros de la roca aislandolos del resto del

volumen poroso, la porosidad se clasifica como:

e Total o absoluta: Fraccion del volumen total de la roca que no esta
ocupado por la matriz.

e Interconectada o efectiva: Fraccion del volumen poroso que contiene
fluidos y se encuentran comunicados entre si. La porosidad efectiva es de
gran importancia para un ingeniero de yacimientos, por representar el
volumen poroso ocupado por fluidos y que facilita el flujo estos a través de
del medio poroso.

e No interconectada o no efectiva: Fraccion del volumen poroso que

contiene fluidos pero no se encuentran comunicados entre si.

1.2.3. Medicién Directa

La medicion en el laboratorio determina el volumen total de roca, el volumen
poroso y el volumen de los granos. A corazones obtenidos durante la perforacion
del pozo, se le extraen tapones que son muestras de diametro pequefio (entre 25-
40 mm).

1.2.3.1 Porosimetro Boyle

Este método esta basado en la Ley de Boyle para cuantificar la porosidad, donde
un gas inerte se desplaza a temperatura constante. La muestra preservada se
sumerge en un fluido de referencia para conocer su volumen total. El volumen de
grano se obtiene aplicando la ecuacion 1.2, haciendo una perturbacion de presion
mediante el movimiento de un piston y la medicion de longitudes del
desplazamiento del gas inerte (helio) en el pistdn, que se convierten a volumenes

(cm?®) al usar curvas de calibracion.
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Sila temperatura T; = T,,

V.=V V(Pl_P2>+V( i ) 1.2
gT_C TPZ_Pa VPZ_Pa (')

Dénde:

Vyr:Volumen de grano ; V;: Volumen de la muestra.

V,: Volumen desplazado por la muestra ; V,: Volumen referencia de portamuestras.

P;: Presion de referencia; P,: Presion de expasion; P,.Presion absoluta.

1.2.3.2 Porosimetro de Mercurio

En el Porosimetro, el mercurio se inyecta a una presion maxima de 750 psig, en el
portamuestras, se mide el volumen desplazado por el piston llamado volumen

poroso aparente en cm?® (Vo—a,), €l cual es corregido con la ecuacion (1.3)
1/

mostrada a continuacion:
Vp = (Vpoa, — ) X 1.02 (1.3)

Donde F, es el factor de correccién por volumen desplazo por el mercurio en la

muestra, cuando alcanza la presion de referencia (750 psig).

1.2.3.3 Por medida de Saturacién de fluido.

Los métodos de estimacion de saturacion de fluido permiten cuantificar el volumen
poroso; mediante estos meétodos se superponen los volumenes de gas (V,),
petroleo (V) y agua (V,) en el medio poroso y de esta manera se obtiene el
volumen poroso (V,)que es igual al volumen de fluido como es mostrado en la

ecuacion (1.4).
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1.2.4 Métodos indirectos

La combinacién de herramientas de medicion indirecta como registros densidad y
neutron es una buena fuente para cuantificar la porosidad, especialmente en
formaciébn de alta complejidad litolégica y donde las operaciones de

corazonamiento por motivos econdmicos no se llevan a cabo.

1.2.4.1 Registro densidad

El registro densidad mide la densidad electronica de la formacion. La fuente
(herramienta) emite rayos gamma hacia la formacién y un dispositivo de la
herramienta mide numero de rayos gamma que retornan de la formacién. El
namero de rayos gamma de retorno es un indicador de la densidad de grano de la
formacion.

La densidad total de la formacion es una funcion de la densidad de la matriz,
porosidad y fluidos que contiene el espacio poroso, y se convierte a porosidad

mediante el uso de cartas, o calculando la porosidad de la siguiente ecuacion:

Pma — Pp
p="22 0 (15
Pma — Pr ( )

Donde la porosidad (¢) esta en fraccion, la densidad total de la formacion (p,) en
[g/cm?], la densidad del liquido saturando (p;) la roca en la cara del pozo

(generalmente filtrado de lodo) en [g/cm3] y densidad de la matriz p,,, en
[g/cm?].

1.2.4.2 Registro Neutron:

El registro neutrén son registros de porosidad que miden el contenido de
hidrogeno que tiene la formacion (Shale) y sus fluidos (agua, gas y petroleo). La
respuesta de la herramienta varia dependiendo de: espaciamiento entre la fuente

y el detector, la litologia (arenisca, caliza y dolomita).
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1.2.4.3 Registro Soénico:

La medida basica del registro sénico es tiempo de viaje que es reciproco de la

velocidad de viaje. Este parametro es medido en microsegundos/pie.

El tiempo de viaje acustico en una formacion depende de la litologia. En términos
generales, entre mas densa o consolida una formacion, el tiempo de viaje (At) es

bajo. Un incremento en el tiempo de viaje indica un incremento de porosidad.

Wyllie®, encuentra una relacién de porosidad en funcién del tiempo promedio,
después de numerosos experimentos para formaciones limpias y consolidadas

con poros distribuidos de manera uniforme, como se muestra en la ecuacion (1.6):

 Atyg — Aty

1.6
Aty — Atpg (16)

Dénde:

At,,, =Tiempo de transito de la onda leido del registro (us/pie)
Aty = Tiempodelaondaenlamatrizdelaroca (us/pie)

At,,, = Tiempodetransitodelaondaenelespacioporoso (us/pie)

¢ = Porosidad (fraccion)

1.3 PERMEABILIDAD

1.3.1 Flujo Darcy

La permeabilidad es el pardmetro mas asociado al potencial productor de
yacimiento, es esencial para el desarrollo del activo, crucial para la eleccion del

espesor productor y las tasas de produccion.

BWILLYE, M. R. J., GREGORY, A. R and GARDNER, G, H, F.: “Elastic Wave Velocity in Heterogeneus and Porous
Media”, Geophysicd (Jan.1956) 21, No. 1, p. 50.
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Darcy’ desarrolla una ecuacién empirica de flujo, que caracteriza la facilidad del
fluido para pasar a través de un material poroso como se muestra en la figura 7.

Para un sistema lineal horizontal, la ecuacion es la siguiente:

_Q  kdp
v= A~ udx (1.7)
Doénde:
v = velocidad del fluido[cm/s] Q = tasa de flujo [cm3/s]
A = Area transversal de la muestra[cm?] u = Viscosidad, centipoises [cP]

k = Permeabilidad [1 D = 0,986923um?]

dp P,— P

i Gradiente de presion [atm/cm]

El signo negativo en la ecuacién (1.7) es adicionado porque el gradiente de

presion, (dp/dx) es negativo, en direccion al flujo.

Figura 7. Diagrama de variables de la ecuacién Darcy

P2

Fuente: HARTMANN, D. J., and BEAUMONT, E. A,. Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum
Geology, Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”
,1999, p. 9-38.

7DARCY, HENRY. Les fontaines publiques de la ville de Dijon, VictorDalmont, 1856. p. 360
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La permeabilidad de la ecuacion (1.7), es llamada absoluta, si la roca esta
saturada con un sélo fluido (o fase) como petréleo, gas o agua. A estas
condiciones un Darcy, que es la unidad de medida estandar de la permeabilidad,
expresa el flujo a una tasa de un centimetro cubico por segundo, de un liquido
(una fase) con una viscosidad de un centipoise, a través de una muestra con una
area transversal de un centimetro cuadrado y con un gradiente de presion de una

atmosfera por segundo.

1.3.2 Clasificacion de la permeabilidad

Los yacimientos pueden tener permeabilidad primaria conocida como
permeabilidad de matriz y permeabilidad secundaria. La permeabilidad de matriz
es originada al mismo tiempo de la depositacion y litificacibn de las rocas
sedimentarias. La permeabilidad secundaria es resultado de la matriz de la roca
por compactacion, fracturamiento y disolucion.

La compactacion y cementacion generalmente reduce la permeabilidad, mientras

que el fracturamiento y la disolucion tienden a incrementarla.

1.3.3 Mediciéon Directa

Los analisis de corazones permiten la medida directa de la permeabilidad bajo
condiciones controladas de laboratorio. Por esta razén la permeabilidad obtenida
por medicion directa es considerada como representativa, para calibrar la

permeabilidad obtenida de manera indirecta.

1.3.3.1 Permeabilidad Absoluta usando un liquido

La permeabilidad es medida determinando el tiempo requerido para un volumen
de liquido fijo, a temperatura constante, al pasar a través del corazon a gradiente
de presion especifico. Los solventes como salmuera, suelen reaccionar con

arcillas, influenciando la lectura de permeabilidad.
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1.3.4 Mediciéon Indirecta

La determinacion de la permeabilidad de manera indirecta, mediante el uso de
herramientas calibradas correctamente con los datos de laboratorio, ofrece una
medicibn mas econdmica y tiene una mayor escala de caracterizacibn como se ve

en la tabla 1.

Tabla 1. Escala de investigacidon segun la heterogeneidad.

- . Presion L . .
Técnica Tipo Escala y Saturacion | Método Cantidad
temperatura
Absoluta Ambiente* Absoluta Directo | Permeabilidad
Corazones Macroscopica
Relativa Ambiente* Relativa Directo | Permeabilidad
k—¢ En sitio Absoluta | Indirecta | Permeabilidad
Registros NML Megascopica En sitio Absoluta | Indirecta | Permeabilidad
RFT En sitio Absoluta | Indirecta | Conductividad
PDD . . . . . .
Well-test PBU Gigascopica En sitio Relativa Directa | Conductividad

Fuente: AHMED, U. CRARY, S. F, and COATES, G. R., Permeability Estimation: The Various Sources and
Their Interrelationships, JPT, May 1991. p. 584 Modificado.
* Puede ser la permeabilidad medida, simulando las condiciones de presion y temperatura de yacimiento.

1.3.4.1 Permeabilidad de datos de pruebas de presion (Well test)

En una prueba de presion en la cual existe un periodo de flujo y otro de cierre,
causado por una caida de presion entre la presion en el limite del yacimiento y la
presion de radio de pozo. En una prueba de presion “drawdown” (PDD), la prueba
se desarrolla en un periodo de produccion, en cambio las pruebas de presiéon
“buildup” (PBU) la prueba se da en los periodos de cierre.

El método mas comun para obtener la permeabilidad es de manera grafico semi-
logaritmico de datos de presion versus tiempo. En la figura 8 y figura 9 se muestra

un gréfico de una prueba PDD y PBU respectivamente.
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Figura 8. Grafico PDD
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TIAB, DJEBBAR AND DONALDSON, ERLE C. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring Reservoir
Rock and Fluid Transport Properties,, 2nd ed, Gulf Professional Publishing, 2004. Modificado.

Figura 9. Grafico PBU
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TIAB, DJEBBAR AND DONALDSON, ERLE C. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring Reservoir
Rock and Fluid Transport Properties,, 2nd ed, Gulf Professional Publishing, 2004. Modificado.
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De la pendiente de las figuras 8 y 9, se calcula la permeabilidad con siguiente
ecuacion:

qoUB,
mh

k=162,6 (1.8)

Dénde: k = Permabilidad de la formaciéon, [mD] u = Viscosidad del fluido, [cP]
h = Espesor de la fprmacion, [ft] B, = Factor volumétrico de formacién, [bbl/STB].

q, = Tasa de flujo,[STB/D] m = Pendiente de la linea recta, [psi/ciclo log]

1.3.4.2 Ecuaciones empiricas

Investigadores (ver tabla 2) desarrollaron correlaciones lineales entre la porosidad

y permeabilidad, siendo la porosidad facilmente cuantificable de registros.

Tabla 2. Tabla de correlaciones para estimar la permeabilidad

Correlacion Condiciones
Carman-Kozeny (1950) Modelos de tubos capilares, para en empaquetamiento
1 ®? esféricor? = 2,5. Sugr Area superficial por volumen de grano
k= mm [em™1], explicado en detalle en la seccién 3.2.
Tixier (1949)
La presidn capilar es inversamente proporcional a k5.
_ 1 AR, (&) = Gradiente resistivo en la zona de transicion.
k=1058|—F|— An
Ro(pw - po) Ah
Morris and Biggs (1967) i ]
U, = 250 para petroéleo de gravedad media.
¢6
k= U%ST U, = 79 para gas seco.
wi
Timur (1968)
La ecuacion fue generada empleando muestras de corazones
k = 0, 136¢4'4 saturados con una mezcla agua-aires.
S
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Coats and Dumanoir (1973) Swi Saturacion de agua irreducible, sélo usar para estas
condiciones.

¢4,5

2
wi

k =10*

Coats and Denoo (1981) Asegura que la permeabilidad sea cero para S,,; = 1, pero

2 requiere el conocimiento de S,,,;. Para areniscas limpias con

_qags (L7 Swi . : . o
k=10%p* | ——— porosidad intergranular o intercristalina.

Swi

Fuente: ELKEWIDY, Tarek Ibrahim, Characterization of hydraulic (flow) units in heterogeneous clastic and
carbonate reservoirs, 1996, University of Oklahoma. p.107-108Modificado.

1.3.4.3 Permeabilidad del grafico Bulk Volume Water (BVW)

En las zonas con saturacion de agua irreducible, Swi, tendran un valor constante

de BVW a una altura dada sobre el nivel de agua libre.

BVW; = ¢S,,; = C (1.9)
Donde

¢ = Porosidad [Frac] Swi = Saturacion de Agua irreducible [Frac]

Se introduce la ecuacién de Coats and Dumanoir® en la ecuacién (1.9), se despeja

la S,,; quedando en funcion de la permeabilidad y porosidad:

45 0,5
Spi = <104¢T> (1.10)

k = Permeabilidad [mD]
Se realiza el reemplazo de la ecuacion (1.10) en la ecuacion (1.9) y se obtiene.
¢4—,5

0,5

Se realiza un grafico de S,,; vs. ¢, como se muestra a continuacién en la figura 10.

8COATS, G.R., and DUMANOIR, J.L., A new approach to Improved Log-Derived Permeability, Trans. SPWLA, 1973.p.
20.
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Figura 10. Gréafico de Buckles, con permeabilidad

Grafico Buckles, con permeabilidad

e Datos
—k=0,1 mD
= k=0,7 mD
—k=1,7 mD
e k=0,5 MD
—k=2,5 mD

k=5 mD
k=10 mD
k=50 mD

Porosidad (D)

J

Fuente: BUCKLES, R. S., Correlating and Averaging Connate Water Saturation Data, JCPT, 1965.
Modificado.Datostomados de AAPG, CHAPTER IIl: USE OF BULK VOLUME WATER, Case Study Il—
Ordovician Red River Formation, Williston Basin, North Dakota. Modificado.

1.4 SATURACION DE FLUIDO.

El medio poroso en los yacimientos hidrocarburos est4 ocupado por mas de un
fluido. Se habla de que una fraccién del medio poroso esta siempre ocupado por
agua, independientemente del ambiente sedimentario en el cual se encuentre el
yacimiento, debido a que el agua del mar esta presente en los sedimentos desde
la depositacion vy litificacion, mucho antes de que el petréleo migre a la roca

almacén.

El volumen poroso restante puede estar ocupado por petréleo, si este yacimiento
se encuentra subsaturado, o por los tres (agua, petroleo y gas) para el caso de un
yacimiento de petréleo saturado. Es indispensable el conocimiento de esta
propiedad petrofisica ya que es uno de los factores para cuantificar los volimenes
originales de hidrocarburos, para elegir el mejor método de recuperacion

secundaria o terciaria, etc.
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La saturacion se define matematicamente como se muestra en la figura 11:

Figura 11. Definicidn de la saturacién para cada fluido de yacimiento

Volumen de agua en la roca

w =
¥ Volumen poroso de la roca

Volumen de fluido en la roca Volumen de petroleo en la roca
e

f Volumen poroso de la roca Volumen poroso de laroca

Volumen de gas en la roca

g Volumen poroso de la roca

Fuente: Autores

La superposicién de las saturaciones da:

Sw+So+S,=1

Por otro lado:
Dentro de los métodos para cuantificacion de la saturacién de fluido de manera

directa e indirecta, la informacién obtenida de manera directa es la mas

representativa.
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1.4.1 Medicion Directa:

Se utiliza un corazon de la zona de interés debidamente preservado como lo
recomienda la Norma API-RP 40, segun el grado de consolidacién, composicion
quimica y el tipo de fluido de la muestra.

Para determinar la saturacion de fluido se citaran brevemente a continuacion los

métodos mas importantes:

1.4.1.1 Método de la Retorta: Es aplicable a rocas clasticas consolidadas, rocas
de baja permeabilidad, rocas carbonatadas fracturadas, shales.

La saturacidon de petréleo y agua se mide mediante la aplicacion de alta
temperatura en el equipo (retorta), los fluidos vaporizados son condensados y
medidos por una probeta. La saturacion de gas se obtiene midiendo la cantidad

de mercurio inyectado dependiendo si es un sistema gas-petroleo o gas-agua.

1.4.1.2 Método de Destilacion por extraccion

Este método para hallar la saturacion de fluido se basa en la destilacion de la
fracciobn de agua y en la extraccion de solvente de la fraccion de aceite de la
muestra. El solvente es insoluble en agua y es utilizado para filtrar los fluidos de

una muestra saturada.

1.4.2 Medicién Indirecta:

Se utilizan registros eléctricos resistivos basados en la ley de Ohm, para
cuantificar la capacidad de impedir el flujo de corriente eléctrica a través de una
roca saturada de fluidos; a esta capacidad se le denomina resistividad. Las rocas

secas tienen una resistividad infinita.

42



1.4.2.1 Ecuacién de Archie

Archie en 1942 desarrolla una ecuacion que calcula de registros, la saturacion de
agua (S,,) de una zona no invadida por el filtrado de lodo en la formacion. De

manera experimental encontro:

Si
R,
Fp =—
R 1/71. RR 1/71.
Sz(—") =( W) 1.12
v =z, R (112
Dénde:

R,: Resistividad del agua [Qm] R,,: Resistividad del agua de la formacion. [(Qm]

R;: Resistividad verdadera.[Qm] Fg:Factor de Formacion de Resistividad.

Entonces:

1/n

S, = ( ;Tf;t) (1.13)

La razonR,/R; es comunmente llamado indice de resistividad I que es funcion de
la saturacion de agua. Si la formacién esta saturada completamente por salmuera

entonces R, = R; e I = 1. Reescribiendo la ecuacién (1.12) queda:

-1/n

RO 1/7’1 Rt
Sw==—] =[= =" /n 1.14
w (Rt) <R0> (114)

Introduciendo la ecuacion 1.14 y reescribiendo la ecuacion 1.12, se encuentra la
ecuacion de Archie:

RW
(¢™R)

S =

(1.15)
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Los valores de las cinco variables Archie son relativamente faciles de obtener

cuando el espesor de la formacion es grande, se tiene una matriz libre de arcilla

y/o estd dominado por la porosidad intergranular o intercristalina (porosidad

Archie). La

cuantificarla:

Tabla 3. Valores tipicos de la ecuacion de Archie

siguiente tabla muestra las cinco variables y métodos para

Variable | Use. .. Si... Entonces. . .
2.0 Porosidad Archie
n 1.8 (0 menos) para rocas de matriz arcillosa. No esta seguro Use 2.0
4.0 para roca fuertemente mojadas por petréleo.
Hay incertidumbre
. 3 Use una
Valor calculado del registro SP. en el célculo de a »
) i _ correccién por
R, Estimado de Catalogos de R,, partir del SP por
] espesor u otro
Medido de muestra de agua. espesor de la i
y método.
formacion.
La configuracion de
) Use un
. . la matriz del
Valores de corazones o de registros density, ) o crossplot
(1) ] ] o registro no coincide .
density-neutrén o sénicos. ] density-
con matriz de la
y neutron
formacion.
2.0 para porosidad Archie.
1.7-2.0 para arenas arcillosas. No esta seguro de
m 2.0-2.5 para porosidad conectada por “vugs”. tipo de roca o Use 2.0
2.5-3.3para porosidad méldica (no conectada). geometrias de poro
~1.0 para rocas fracturadas.
) o Use cartas
Valor calculado de los registros resistivos profundos .
R, Si hay “washouts” para

como RILD o RLLD.

correcciones.

Fuente: HARTMANN, D. J., and E. A. BEAUMONT, Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum

Geology, Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”
,1999, p. 9-47.Modificado.
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Numerosas relaciones han sido desarrolladas, pero la ecuacion de Archie es la
mas versétil y ampliamente usada. Sin embargo, su correcta aplicacion requiere el
conocimiento de sus limitaciones para su aplicacion:

1. Minerales conductivos arcillas y pirita.
2. Geometria de poro no Archie, la conectividad de los poros es irregular.
3. Agua de formacion con baja salinidad.

1.4.2.2 Bulk Volume Water (BVW)

Esta definido como el producto de saturacién de agua y porosidad, es uno de los

pardmetros mas importantes del yacimiento.

BVW = ¢S,
Donde: ¢ [Frac]; S, [Frac].
Se utiliza comunmente para indicar si un yacimiento esta en su saturacion de agua
irreducible, es decir, que produce hidrocarburos libres de agua, porque el agua
connata ocupa los poros pequefios y esta adherida a ellos por la tension
superficial y una alta presion capilar.
Las zonas con saturacion de agua irreducible, Sy, tendran un valor constante de

BVW a una altura dada sobre el nivel de agua libre (ecuacion 1.16).

BVW, = ¢S,,; = C (1.16)

La porosidad esta relacionada con la saturacién de agua irreducible, al aumentar
la primera disminuye la segunda lo que hace que el producto permanezca

constante a traves de los intervalos que tienen saturacion de agua irreducible.

Al graficar saturacion de agua y porosidad se obtiene lineas hiperbdlicas (ver
figura 12) y cada una de estas representa un valor constante de BVW. Las zonas
con saturacion de agua irreducible de cada unidad de flujo caeran en una linea
hiperbdlica o0 con su misma tendencia, mientras en las zonas de transicion

existiran altos valores de BVW. Esta grafica refleja la productibilidad de la
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formacién y especifica que zonas producen hidrocarburos libres de agua, que
zonas producen hidrocarburos con alto corte de agua y que zonas producen agua

libre.

Figura 12. Gréfico de saturacion de aguairreducible versus porosidad.

Graficode BVW

e Datos

—BVW=0,005
—BVW=0,01

—BVW=0,02
—BVW=0,04
—BVW=0,06
—BVW=0,08

-BVW=0,10

Porosidad (@)

J

Fuente: BUCKLES, R. S., Correlating and Averaging Connate Water Saturation Data, JCPT, 1965.p.8
Modificado

La Tabla 4 muestra una lista de valores de BVW en funcion del tamafio de grano,
asumiendo que el yacimiento esta en su saturacién de agua irreducible o con una
saturacion cercana a ella. Esta tabla es util porque al clasificar en ella los valores
qgue se tengan de Bulk Volume Water, para un tipo de roca y tamafio de grano
dados, se dice si un yacimiento estd en su saturacion irreducible de agua o
cercana a ella.

Tabla 4. BVW en funcion del tamafio de grano.

Fuente: BUCKLES, R. S., Correlating and Averaging Connate Water Saturation Data, JCPT, 1965.p.8

Modificado.

Tamafio de grano BulkVolumeWater
(BVW)
Grueso (1a 0,5 mm) 0,02 a 0,025
Medio (0,5 a 0,25 mm) 0,025 a 0,035
Fino (0,25 a 0,125 mm) 0,035 a 0,05
Muy fino (0,125 a 0,0625 mm) 0,05 a 0,07
Limo (< 0,00625 mm) 0,07 a 0,09
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1.5 NET-TO-GROSS (NTG)

Es una variable importante utilizada por los geodlogos e ingenieros de petroleos,
para determinar el potencial productor y cuantificar el volumen original en el
yacimiento. No existe una definicion universal pero en forma general para los
geologos el concepto de Net-to-Gross son las zonas del yacimiento capaces de
almacenar hidrocarburos, mientras que para el ingeniero de petréleos son las
zonas que tienen la capacidad de almacenar y producir hidrocarburos a tasas
rentables. Pero esta definicion se asocia también, a un criterio de seleccién para

adelantar una estimulacion un yacimiento o un proceso de recuperacion mejorada.

El Net-to-Gross es una medida de la continuidad del yacimiento mediante la
aplicacion de diferentes cut-offs. Es un cociente entre el intervalo con uno o mas
cut-offs aplicados y el intervalo total del yacimiento. Como se muestra en el pie de

la figura 13.

1.5.1 Definiciéon de Cut-offs

Los cutt-offs son valores limites o umbrales de parametros petrofisicos que
evalian la formacion. Su propdsito es eliminar los volimenes de roca, como
arcillas y arenas apretadas, que no contribuyen a un buen almacenamiento vy flujo

de fluidos.

Los cut-offs usados con frecuencia son porosidad, volumen de Shale (Vsh),
saturaciéon de agua, permeabilidad, resistividad de la formacion e indice de
movilidad de hidrocarburos (MHI). Pero estos valores no se establecen de la
misma forma para todos los tipos litologias, por lo que varios autores a través de
los afios han publicado diferentes criterios de aplicacion de cut-offs, en diversos

tipos de roca como se encuentra en Worthington®.

9WORTHINGTON, P. F., and COSENTINO, L., The role of cut-offs in Integrated Reservoir Studies, Paper SPE 84387,
2005.p. 280.
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Se definen los siguientes rangos para definir un valor cut-off que sirva como

referencia segun la definicion de tipo de roca (ver tabla 5).

Tabla 5. Valores cut-offs propuestos para calcular hidrocarburos en sitio.

Litologia Parametro Cut-Off Rango de valores
Veh 0.3-0.5
Areniscas ¢ 0.06 - 0.08
Sw 0.5-0.6
Vsh 0.3-0.5
Carbonatos ¢ 0.04 - 0.05
Sw 05-0.6

Fuente: WORTHINGTON, P. F., and COSENTINO, L., The role of cut-offs in Integrated Reservoir Studies,
Paper SPE 84387, 2005. p. 278 Moadificado.

Ante la diversidad de criterios y en la subjetividad de quien o quienes aplican los
valores para cada cut-off, es de vital importancia que se definan cut-offs de forma
particular para cada yacimiento en lo que se refiere al tipo de roca, para evitar
incurrir en errores en la determinacion de é&reas usadas para los célculos
volumétricos de volumenes originales, en calculos del factor de recobro, en

disefios de estimulacion y en interpretaciones de pruebas de presion de pozos.

1.5.2. Aplicacion de Cut-off’s

A medida que se van aplicando los diferentes cut-off's se va redefiniendo el
intervalo del yacimiento que contiene hidrocarburos dependiendo de las siguientes

categorias definidas por Ifeanyi®’:

O)FEANYI EZUKA, Emmanuel Egbele. Net-To-Gross Ratios: Implication in Integrated Reservoir Management Studies,
2005, Paper SPE 98808. p. 8.
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e Gross Reservoir: Es la porcion del yacimiento que se va a estudiar, desde
el tope hasta la base incluyendo todos los componentes. No se le han

aplicado ningun tipo de cut-offs.

¢ Net Reservoir: Es la porcion del yacimiento que tiene buena calidad de roca
en lo que se refiere a la capacidad de almacenamiento y flujo. Se le aplica
al Gross Reservoir los cut-offs de porosidad para excluir rocas con poca
capacidad de almacenamiento y de volumen de Shale lo que permite no
tener en cuenta los intervalos del yacimiento que contienen componentes

que impiden el flujo de fluidos.

e Gross Pay: Es el intervalo del yacimiento que contiene fluidos y permite su
flujo pero que contiene bajas cantidades de agua. Se le aplica al Net
Reservoir el cut-off de saturacion de agua y se eliminan las profundidades

por debajo del contacto agua-aceite.

e Net Pay: Es el intervalo 6ptimo para almacenar y producir hidrocarburos,
con un bajo corte de agua. Se le aplica al Gross Pay el cut-off de volumen
total de agua(¢S,,) eliminando los intervalos con baja saturacién de agua
pero que producen altos cortes de agua. Ademas se le han aplicado los cut-

offs aplicados anteriormente pero de forma mas estricta.

La identificacion del Net Pay es de gran utilidad en la estimacién de reservas
recuperables en un yacimiento porque se eliminan intervalos en los cuales se
encuentran almacenados hidrocarburos que no se pueden recuperar. También es

atil para calcular los hidrocarburos en sitio.
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Un esquema de la aplicacion secuencial de los cut-offs es mostrada en la figura
13:

Figura 13. Secuencia de aplicacion de cut-offs.

Gross Reservoir MNet Reservoir Gross Pay Net Pay
Tope del yacirmiemo

Cust-
offsS, ¥
contact

Arena

o agua-
petroleo

Arena apretada

oWC
FW

Base del yacimiento

" ., " Ty
G EFWR; Efer; ITNP;

] ) )

Fuente: IFEANY! EZUKA, Emmanuel Egbele. Net-To-Gross Ratios: Implication in Integrated Reservoir
Management Studies, 2005, Paper SPE 98808.p.11Modificado. OWC=Contacto agua-petrdleo, FWL=Nivel de
agua-libre. Modificado.

La figura 14 muestra ejemplos de Net Pay identificados, utilizando para cada uno
un grupo de cut-offs. Para Net Pay 1 se utilizé Vg, < 0,2¢ = 0,07S,, < 0,5. Para Net
Pay 2 se utilizé V;, < 0,35¢ = 0,06S,, < 0,6.
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Figura 14. Ejemplos de Net Pay identificado utilizando 2 grupos de cut-offs
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Fuente: WORTHINGTON, P. F., and COSENTINO, L., The role of cut-offs in Integrated Reservoir Studies,
Paper SPE 84387, 2005. p. 281 Modificado

1.5.3 Factores que inciden en la especificacion de cut-offs

Segln Worthington y Cosentino™! existen factores que influyen en la aplicacién de

cut-offs al intervalo del yacimiento en estudio.

El espesor minimo del Net Pay: Debe ser mayor a 0,25 m. Esto se debe a que si
la altura del intervalo en el cual se corren los registros es muy pequefia, las

respuestas de estos no son confiables.

"WORTHINGTON op.cit., p.283.
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El tipo de roca: Es importante porque la formacién se divide en varias unidades de
diferentes propiedades petrofisicas; cada unidad requiere un conjunto de cut-offs
especifico debido a que las condiciones de movilidad y almacenamiento varian
dependiendo si las rocas son carbonatos, calizas, areniscas o dolomitas. Varian
también dependiendo si el yacimiento es laminado, naturalmente fracturado o de

gas apretado.

La relacion de la permeabilidad con otras variables: El objetivo es hallar un valor
cut-off de permeabilidad que se ajuste a las condiciones del yacimiento, utilizando
una variedad de datos que van desde niveles inadmisibles hasta niveles
admisibles de movilidad. Después de identificar dicho valor se debe relacionar
con Vsh, Sw, ¢ para ayudar en la evaluacion de la formacion a identificar de

manera mas precisa el Net Pay.

1.6 PRESION CAPILAR.

1.6.1 Concepto.
La presion capilar influencia la distribucion inicial de fluidos y los procesos de
recuperacion mejorada, como resultado de la interaccion de dos fluidos inmiscibles
entre la fase mojante y no mojante. La presion capilar se define como la diferencia
de presién a través del contacto entre dos fluidos inmiscibles, se expresa
matematicamente como:

P.=P,, — B, (1.17)
Donde

P.: Presion capilar [psi]. P,.,: Presion fase no mojante [psi].

P,: Presion fase mojante [psi].
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1.6.2 Presion capilar en las rocas del yacimiento

La figura 15 muestra el comportamiento tipico de la presion capilar en funcion de
la saturacién de agua en un yacimiento. Como se observa en el punto 1 de la
figura, a una saturacién de agua de 100% saturando la muestra (corazén), donde
se mueve preferencialmente agua, se procede a forzar la fase no mojante
(petrdleo) en la muestra. La minima presion capilar necesaria para comenzar el
desplazamiento por la fase mojante (agua), es conocida como la presion de
desplazamiento (P;). En el punto 2 de la figura, ocurre un fendmeno de
desplazamiento inmiscible donde la fase no mojante (agua) desplaza a la
mojante (petréleo), producto de este fendmeno comienza disminuir la saturacion
de agua hasta la saturacion de agua irreducible. En el punto 3 de la figura, la
saturacion de agua irreducible permite el flujo preferencial de la fase mojante
(petréleo). Lo anteriormente descrito es llamado drenaje, cuando la fase no
mojante desplaza a la mojante. La imbibicion un proceso opuesto es cuando, la

fase mojante desplaza a la no mojante.

Figura 15. Presion capilar para un sistema agua-petréleo (mojado por agua).

<«— Drenaje
3 —>» Imbibicién

| ] Petréleo Inmovil

U] ».

0% Soe S, S, 100%

Fuente: AHMED, Tarek, Reservoir Engineering Handbook, Third Edition, Gulf Professional Publishing, 2006.p.
213.Modificado.

En la figura 15 se observa que en proceso de imbibicién, cuando se forza la fase

mojante (agua), la saturacion de agua en la muestra no alcanza la saturacién de
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agua del 100%, este fenOmeno es conocido como histéresis capilar. Segun
Escobar® en un proceso de saturacién y desaturacion, las presiones capilares no
son las mismas en un proceso de imbibicién que en un proceso de drenaje, debido
a que el camino termodinamico es aleatorio y por la tanto diferente, tal diferencia

en los valores de presion capilar se conoce como histéresis.

La saturacion de agua al final de procesos de imbibicion, es denominada
saturacion de petroleo residual (S,,), que estd en funcion de la saturacion

mediante la siguiente ecuacion:

Donde: S,y Saturacion de agua maxima en el proceso de imbibicion. [Frac]

1.6.3 Distribucion inicial de fluidos en el yacimiento.

La aplicacion de la curva de presion capilar permite determinar la distribucion de
fluidos al principio de la explotacion del yacimiento. Ademés ayuda a ubicar zonas

del yacimiento con saturacion de agua movil e irreducible.

A continuacion, en la figura 16, se define los puntos mas importantes en una curva

capilar.

e Zona de transicion: Es la zona del yacimiento en donde ocurre grandes
cambios de saturacion, en una corta distancia vertical. Esta zona se
encuentra acotada, entre la saturacidon de agua irreducible (S,.) Yy la
saturacion de agua del 100%. El sistema agua-petroleo esta caracterizado
por una zona de transicion capilar amplia, porque hay una pequefia

diferencia entre sus densidades.

12 ESCOBAR MACUALO, Freddy Humberto. Fundamentos de Ingenierfa de Yacimientos. 2008. p.72.
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Nivel de agua libre (FWL): Se denomina a la region, donde la curva de la
presion capilar tiene una saturacion de agua de 100%. El nivel de agua libre

es definido como la presién capilar es cero:

Peorwr = Pow — By =0
Para un sistema agua-petroleo:
Pearwr =B =By =0 = Pearwr =P =B, =0

Se reemplaza en la ecuacion (1.18):

h= e _1rg (118)
(pw - po) .
144P .arwL
FWL=h=———|ft
(pw - po) [f ]
FWL =0

El nivel de agua libre (FWL) es un datum empleado para conocer la

distribucion de fluidos en el yacimiento.

Contacto agua petréleo (WOC): Es definido como la profundidad superior
o tope donde del yacimiento, donde la saturacion de agua es de 100%. A

continuacion se define de manera matematica:

FWL =WOC + 144k (1.19)
Ap
Donde:
FWL = Nivel de agua libre [ft] WOC = Contacto agua petréleo [ft]
P. = Presion capilar [psi] Ap = (py, — po) [Ib/ft3]
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e Contacto gas-liquido (GLC): Es la minima profundidad en la que la
saturacion de liquidos (petréleo, agua o agua mas petroleo) es del 100%.
Se considera que la zona de transicidn capilar entre la fase liquida y

gaseosa es despreciable, por la alta diferencia de densidades.

Figura 16. Curva de presion capilar para sistema agua-petrdleo

Fluidos
Producidos

Petroleo

Altu

Agua
+
Petréleo

transicién

Water 0il Contact (WOC)

AP AMADMAANA AL

Agua .
Free Water Level (FWL)
0% S Saturacion de amia 100%

Fuente: Autores

1.6.4 Medicion directa de la presion capilar.

1.6.4.1 Plato poroso.

El corazon es saturado con la fase mojante (agua o salmuera), principalmente
salmuera debido a que las sales (NaCl, CaCl, o KCI) previene el hinchamiento de
los materiales arcillosos. El nlcleo saturado es puesto sobre plato poroso, que se

encuentra saturado con agua.

La presion capilar se grafica como funcion de la satxuracién de agua, para un
sistema mojado por agua la curva de presion capilar de drenaje e imbibicion, seria

como la que se mostré6 en la figura 15.
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1.6.4.2 Centrifuga

Es un método volumétrico que emplea un corazon, montado en un soporte central
de un rotor de una centrifuga que se pone a girar a una velocidad, cada vez mayor
por etapas; la fuerza centrifuga es aplicada a los fluidos para saturar el nucleo, y
un gradiente de presion se genera en cada fase del liquido de acuerdo con la

diferencia de densidad.

1.6.4.3 Inyeccion de mercurio.

Es uno de los métodos mas sencillos y rapidos para la medicion de la presion
capilar pero el uso del mercurio implica riesgos de seguridad y a su vez causa la
destruccion de la muestra. En este método, el mercurio liquido se inyecta en una
muestra del ndcleo que se ha limpiado y secado previamente. Por etapas de
aumento de la presion de inyeccion, la cantidad de mercurio que entra en la
muestra se mide y se convierte en la saturacion de la fase no mojante. La presion
de la fase gaseosa (vapor de mercurio) es muy pequefia, y por lo tanto la presién
absoluta del mercurio liquido es la presion capilar.

1.6.5. Conversion datos de presion capilar de laboratorio a condiciones de
yacimiento.

Es comln para determinar la presion capilar en laboratorio, usar sistemas aire-
mercurio y aire-salmuera. Dado que las condiciones en superficie son diferentes
gue en yacimiento (en sitio), se suelen realizar correcciones para cambiar el tipo
de fluido del sistema gas-petrdleo, agua-petréleo o gas-aire que es funcion de la
tension interfacial o superficial (o) y del angulo de contacto(8). La presion capilar

de laboratorio y de yacimiento se relaciona mediante la siguiente ecuacion:

(U COsS H)Res

P: @ res = Pc@ Lab (1.20)

(o0 cos)rap

Dénde:

P, @ res = Presion capilar a condiciones de yacimiento [psi]
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P, @ Lap = Presion capilar a condiciones de laboratorio[psi]
(0 cos 0)ges = Producto tension interfacial y coseno del angulo de contacto [Dinas/cm]

(0 cos 0)ges = Producto tension interfacial y coseno del angulo de contacto [Dinas/cm]

Tabla 6. Tensiones interfaciales, superficiales y &ngulos de contactos para
diferentes sistemas.

Medicion a condiciones de laboratorio

Sistema 6 cos 6 o[Dinas/cm] | ocos®
Aire-Agua 0 1 72 72
Petréleo-Agua 30 0,866 48 42
Aire-Mercurio 40 0,766 480 367
Aire-Petrdleo 0 1 24 24

Medicién a condiciones de yacimiento

Sistema 0 cos @ o[Dinas/cm] | ocosf
Agua-Petréleo 30 0,866 30 26
Agua-Gas 0 1 50 50

Fuente: HARTMANN, D. J., and E. A. BEAUMONT, Exploring for oil and gas traps: AAPG Treatise Petroleum
Geology, Handbook of Petroleum Geology, Cap 9 “Predicting Reservoir System Quality and Performance”
,1999, p. 9-37.

1.6.6 Medicion indirecta de la presion capilar.

1.6.6.1 Grafico de Pickett

Aguilera®3**

present6 ecuaciones para construir lineas de presiéon capilar constante
sobre el grafico de Pickett. La ecuacién empirica de Kwon and Pickett™ relaciona
la presién capilar con la saturacion de agua y porosidad. Cabe resaltar que la
aplicacion de esta ecuacion esta sujeta saturaciones de agua que varia entre el

30% y 90%. La ecuacion Kwon and Pickett™ es:

¥ AGUILERA, R., Incorporating capillary pressure, pore throat apertura radii, height above free-water table, and Winland
r35 values on Pickett plots, AAPG Bulletin, v. 86, no. 4, p. 608, (April 2002).

" AGUILERA, R., and M. S. Aguilera, The integration of capillary pressures and Pickett plots for determination of flow
units and reservoir containers: Society of Petroleum Engineers Annual Technical Conference and Exhibition, SPE paper
71725,2001, 13 p.

BKWON, B. S., and PICKETT G. R., A new pore structure model and pore structure interrelationships: Society of
Professional Well Log Analysts 16th Annual Logging Symposium, 1,975, p.7
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P. = A[k/100 ¢]°B (1.21)

Donde
P.: Presion Capilar mercurio — aire [psi]
A: Constante para determinada saturacion.

B: Exponente de la ecuacion de presién capilar.

Para el desarrollo de la ecuacion (1.21) Kwon and Pickett usaron 2500 muestras
de roca de 30 formaciones de Norte América. La constante B es aproximadamente
igual a 0,45 vy la constante A es funcion de la saturacibn de agua como se

muestra en la tabla 7.

Tabla 7. Valores de la constante Ay B para las diferentes saturaciones de
agua.

Sw(®) | 4 B
30 151,530 |0,407
40 |93,320 |0,455
56 |64,570 |0,468
60  |46,770 |0,452
70  |36,310 |0,446
80  |29,510 |0,440
90  |22,910 |0,428

Fuente: KWON, B. S., and PICKETT G. R., A new pore structure model and pore structure interrelationships:
Society of Professional Well Log Analysts 16th Annual Logging Symposium, 1,975, p.7.

Esta tabla fue construida para valores de presién capilar cuando la relacién

permeabilidad porosidad es igual 1mD/%.
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Esta correlacion esta basada en un grafico log-log de k/¢ versus P, usando la
saturacion de agua como pardmetro. Con la poblacion de corazones Kwon and
Pickett realiza sensibilidades de la relacion k/¢, para agrupar segun la calidad de
roca y asi obtener los valores de presidon capilar segun el radio de garganta de

poro de cada tipo de roca.

Mediante la siguiente ecuacion, se generan valores de A vistos en la tabla 17 para

cualquier saturacion de agua entre 30% y 90%:
A =19,555," (1.22)
Sw = Saturacion de agua [Frac]
Elevando al cuadrado la ecuacién de Morris and Biggs®® y despejando k, se
obtiene:

k = 2502 ¢°/S2, (1.23)

Reemplazando la ecuacién anterior junto con la ecuacion (1.22) en la ecuacion
(1.21), con B=0,45, se obtiene:

S—Q,3¢—2,25
=00~ (2
Se despeja la S,,; de la ecuacion (1.24):
0,929P.\ 4%
Swi = (W) (125)

'® MORRIS, R. L., and BIGGS W. P.. Using log-derived values of water saturation and porosity: Society of Professional
Well Log Analysts Annual Logging Symposium, 1967, 26 p.
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Reemplazando la ecuacion (1.25) en la ecuacion 6 del anexo 3, para obtener un

R, en funcion de la presion capilar:

. 0,,929P.\ 251"
Rt = d) ClRW (W) (126)

Agrupando términos convenientemente:

Ry = ¢~ ™H2BIZN(qR )[0,929P %" (1.27)

Aplicando logaritmo a ambos lados en la ecuacion (1.27) y aplicando sus
propiedades se obtiene:
logR, = (—m + 2,8125n) log ¢ + log [aRW(1,0961PC_1'25)_n] (1.28)

Con la ecuacion (1.28) se construye un gréafico log-log R, Vs ¢ de una linea recta
de pendiente —m + 2,8125n. Para los intervalos con saturacion de agua irreducible

con aR, constante y P, constante, de la extrapolacion de la linea recta hasta la

porosidad del 100% se obtiene el producto aR,,(1,0961P7>25) ",

Para el desarrollo con los datos del anexo 2 se construye la siguiente tabla:

Con: a=2061; m=1644 ;R, =2357%x10"%5n=4 y P. = 110

Tabla 8. Valores de presion capilar (Pc) para los datos de latabla 1, anexo 3.

Tipo P.=110 | P.=75 P. =85 P. =55 P. =32
¢[Frac] R.[Qm] R.[Qm] R.[Qm] R:[Qm] R:[Qm]

0,16 12,256 1,806 3,377 0,383 0,026

0,18 37,997 5,599 10,468 1,187 0,079

0,2 104,548 |15,405 28,803 3,267 0,218

Fuente: Autores.
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El gréfico de las curvas tipo con los datos del ejemplo se presenta a continuacion:

Figura 17. Gréfico de Pickett con relacion(P,)

Grafico de Pickett con Presion capilar
3
\ —Sw=05
Sw=0,46
——— Sw=0,43
= Sw=0,4
"g 01 4—1 1 |11 ’
s Sw=0,375
k=4 [mD]
+ Datos
- Pc=100
0.01
0.1 1 1) CTEEheis
R, Pc=85
J

Fuente: Autores.

1.7 PERMEABILIDAD RELATIVA
1.7.1 Concepto.

La permeabilidad absoluta(k,,s) es la medida del flujo de un fluido en un medio
poroso, sin embargo, el yacimiento es un sistema multifasico donde estan tres
fases presentes, agua, petroleo y gas con una cierta saturacion. La permeabilidad
relativa (k,) relaciona la permeabilidad efectiva (k.) que tiene un fluido con
respecto a otro; el valor de las permeabilidades relativas varia entre cero y uno. Si
en el medio poroso se encuentra solo saturado con un fluido, entonces la
permeabilidad relativa y la permeabilidad efectiva son iguales.

La permeabilidad relativa (k,) en funcion de la permeabilidad efectiva (k,) para

agua, petroleo y gas, se expresan matematicamente asi:
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kew = kew/kaps (1.29) kro = keo/kaps (1.30)

krg = keg/kabs (1.31)

Dénde:

kyw, kro, krg = Permeabilidad relativa de agua, petrdleo y gas a saturaciones
especificas, respectivamente.

kew, keo) keg = Permeabilidad efectivas de agua, petroleo y gas a saturaciones
especificas, respectivamente [mD].

ka = Permeabilidad absoluta [mD].

bs

El flujo multifasico mas comun es un sistema bifasico, donde dos fases fluyen a
través de espacios porosos interconectados al mismo tiempo. Un grafico tipico de
permeabilidad relativa es mostrado en la figura 18 para un sistema agua petroleo.

Figura 18. Permeabilidad relativa para un sistema agua-petroleo

1,0 .-

—%  HK.g
—_— Ho
!l'.,.:
E-—_.;: 1 X - !':::
.'.!'::.tx E ..!:“:
._".
.-""x/ ;“."-: = S:-
u. . =
5, O 05 I 1.0
[N L . L

Fuente: AHMED, Tarek, Reservoir Engineering Handbook, Third Edition, Gulf Professional Publishing, 2006.p.
306 Modificado.

La saturaciéon de agua connata (S,,.), irreducible (S,;) Yy critica (S;) son los

nombres dados a un estado de saturacion donde la fase agua no es movil en la
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presencia del otro fluido (petroleo); donde la saturacién del fluido no mojante es
méaxima, lo que permite una alta produccion de petroleo. La saturacién de agua
inicial (S,,;) es la saturacion original del yacimiento, esta saturacion puede ser
mayor o igual a la saturacion de agua irreducible (S,,i)-
La saturacion de petrdleo residual (S,,) es la saturacion a la cual la permeabilidad
relativa de petroleo (k,.,) es cero, por lo tanto esta fase no se mueve con respecto
la fase agua; en zonas de saturacion de petrdleo residual existe una alta
productividad de agua. Este punto con frecuencia también es llamado saturacion
de agua maxima (Symax)-
Para el caso de un sistema gas-liquido, la figura 19 muestra el comportamiento de
permeabilidades relativas para dicho sistema. Este tipo de sistemas se habla de
saturacion critica de liquidos que es la suma de saturaciébn de agua critica y
saturacion de petrdleo irreducible como se muestra en la ecuacion (1.32).
Generalmente la saturacion de liquidos critica (S;.) es muy pequefia.

Sie = Swe + Sor (1.32)

Figura 19. Comportamiento de la permeabilidad relativa para un sistema gas-
liquido.

Permeabilidad relativa para sistema gas-liquido
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e KT E

Siewi [Fraccion]

J

Fuente: AHMED, Tarek, Reservoir Engineering Handbook, Third Edition, Gulf Professional Publishing, 2006.p.
307 Modificado.
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La mojabilidad se infiere a partir de la curvas de permeabilidad relativa, pero estos
indicadores no sustituyen las pruebas de laboratorio disefiados para la medida de
la mojabilidad, aunque ayuda a caracterizar preliminarmente la mojabilidad

presente en el yacimiento.

Los tres indicadores son los siguientes:
e En yacimientos mojados por agua, el corte de las curvas de permeabilidad
relativa y saturacion de agua es mayor a 0.5.

Otro indicador es la permeabilidad relativa del agua al S,,:
e Tipicamente S,, < 0.3 en sistemas mojados por agua.

e Tipicamente S,, = 0.5 en sistemas mojados por petroleo.

El valor de la permeabilidad relativa en los puntos finales de saturacion (endpoint),
también indica la mojabilidad:
e Para un sistema mojado por agua k,,, @S, < k., @ Sirr-

e Para un sistema mojado por petréleo k,,, @S, = k,, @ S, ;-

1.7.2 Mediciéon Directa

1.7.2.1 Método Estable

Al determinar la permeabilidad relativa mediante el método estable, dos fluidos
son inyectados simultAineamente a una tasa fija hasta que la tasa producida sea
igual a la inyectada. Las saturaciones en corazon tienen que ser medidas en cada
equilibrio y una nueva tasa de fluido es aplicada. Este procedimiento es repetido
hasta determinar todas las permeabilidades relativas, con frecuencia estas
pruebas comienzan con el corazén saturado al 100% de la fase mojante (agua),
después desaturado (drenaje). Mediante el uso de las siguientes ecuaciones, se

cuantifica la permeabilidad efectiva (k,):
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_ Quw Xyl
o = 25 = £(S.)
Q, X u,L
keo = 2 - = f(Sw)

~ AXAP,

Doénde:
Q =Tasade flujo de cada de fluido ; k, = Permeabilidad efectiva de cada fluido

u = Viscosidad de cada fluido; A = Area del corazén; L = Longitud corazon.

Para obtener la k., y k,, de las ecuaciones (1.29) y (1.30) para todas las
saturaciones se asume que las presiones capilares entre las fases es

despreciable. La saturacion de agua es calculada por la siguiente relacion:

M — Dy — V, X p,

Sw = 1.33
Y B x(pw — po) (1:33)
Donde:
Dy = Masa seca del corazon [g] V, = Volumén poroso del corazon [ml]
M = Masa total del corazén con fluidos [g] p = Densidad [g/cm3]

Un problema que presenta esta pruebas es que la saturaciones en del corazén
son determinadas o calculadas de un balance de materia y al despreciar las
fuerzas capilares se estarian incurriendo en mas incertidumbres en la medicién,
pero una de las ventajas de este método es que es conceptualmente sencillo y los

datos de permeabilidad relativa se obtienen para todo rango de saturacion.

1.7.2.2 Método Inestable

Es una prueba relativamente rapida y simple en lo que adquisicién de datos se

refiere, pero el andlisis matematico es mas complejo. La base matematica es la
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combinacién de la teoria de Buckley and Leverett'’ con la Ley de Darcy, se

obtiene:
0P
L4 (ko/adko * [SE—gysend | g, g, 130
w2 + Keottw G qQw+ o '
Kewlo
Dénde:

fw2 = Fraccién de agua en la corriente de salida.
q: = Tasa de produccion del corazén.

y = Diferencia de densidad entre los fluidos desplazante y desplazado.

dF; . . .
Fri Gradiente de Presion capilar.
u = Viscosidad de cada fase. 6 = Angulo de inclinacion.

Welge®® encuentre que si hay un flujo horizontal y se desprecian las fuerzas

capilares la ecuacion (1.34) se reduce a:

foZCIW = Sw,av = Sw2 (1-35)
Donde f,, se define:
4o
=— 1.36
for = (1.36)

Donde el subindice 2 de la ecuacién (1.35), es la medicion realizada al final del
corazon, S, ., €s la saturacion de agua promedio y g, es el agua inyectada
acumulada en volUmenes porosos.

Los parametros q,, Y Syq SON medidos experimentalmente, f,, (el flujo
fraccional de petréleo en la corriente de salida) se deduce de la pendiente de la

gréafica de q,, como funcion de la saturacion de agua promedio (S, 4y)-

YBUCKLEY, S.E and LEVERETT, M. C, Mechanisms of Fluid Displacement in sands, Trans. AIME 146, 1942.p. 6
BWELGE, H, J., A simplified methods for computing recovery by gas o water drive, Trans. AIME, 195,p. 91, 1952.
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La ecuacién (1.36) usando la teoria de Buckley and Leverett™ y despreciando las
presiones capilares y con flujo horizontal es:

1

1 4 Krobw
krwho

for = (1.37)

Como se conoce u,,, Y U,, S€ obtiene la razén k,,/k,, a partir de la ecuacion

(1.37). Jhonson® extiende el trabajo de Welge presentando las siguientes

ecuaciones:
foz
kyo = (1.38)
d(q;Ir)
1
()
fw2.uw
Kpyw = k 1.39
™W foz 'uo T0 ( )
Donde I, es la inyectividad relativa, definida como:
L
_ Uo (Z) qw
" keoAP
Dénde:
L = Longitud del corazon. A = Area del corazén.

1.7.3. Obtencién Indirecta

1.7.3.1 Correlaciéon Hirasaki.

Una de las correlaciones ampliamente usada es desarrollada por Hirasaki?'. Esta
basado en una ecuacidon empirica que relaciona la saturacién y permeabilidad

relativa como se muestra a continuacion:

®BUCLEY, op.cit., p. 8

20 JHONSON, E. F, BOSSLER, D. P., and NEUMANN, V . O, Calculation of relative permeability fron displacement
experiments, Trans. AIME, 216, p. 370, 1959.

ZIHIRASAKY, G. J., Estimation of Reservoir parameters by History Matching Oil, Displacement by water or gas. Paper
SPE 4283. 1975. p. 10.
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Sistema agua-petréleo:
No

1—-5y, = Sorw ] (1.40)

kro = (krodsye [T =5 —5
wc orw

Sw — Swe e
kyw = (krw)SorW [1 S ] (1.41)
we orw

Sistema gas-petréleo:

. = ( 1-5,—S,]"°
ro — ( ro)Sgc 1-S,.—S5 (1'4’2)
gc c
S;—S. 1
kg = (Kri)s,. [—1 _“"5 —Csl ] (1.43)
gc c

Con S;c = Swe + Sorg

Dénde:

S;c = Saturacion total critica de liquido. [frac]

(km)sgc = Permeabilidad relativa a la saturaciéon de gas connata.[frac]

(kro)s,,, = Permeabilidad relativa a la saturacion de agua connata. [frac]

Sorw = Saturacion de petréleo residual en el sistema agua — petroéleo. [frac]

Sorg = Saturacion de petroleo residual en el sistema gas — petrdleo. [frac]
(kro)s,,, = Permeabilidad relativa a la saturacién de petréleo residual. [frac]
Ny, Ny, Ng, Ngo = Exponentes en las curvas de permeabilidad relativa para la fase

petréleo,agua, gasy gas — petrdleo respectivamen. [frac]
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2. METODOS DE CARACTERIZACION DE UNIDADES HIDRAULICAS.

2.1 RELACION CLASICA DE POROSIDAD Y PERMEABILIDAD

La permeabilidad y su distribucion normalmente son determinadas de pruebas a
corazones. Pero la realidad es que pocos pozos son corazonados, por lo tanto
para el resto, la permeabilidad debe ser hallada de relaciones de porosidad-
permeabilidad, las cuales son cualitativas y no cuantitativas, ya que no hay una
relacion directa ni indirecta entre estas variables. Para esto se utiliza una grafica
semi-log de permeabilidad versus porosidad con base en la siguiente ecuacion
(ver figura 1, anexo 7):
logk =a¢ +b (2.1)

La relacion clasica es inadecuada cuando se tiene una alta dispersion numérica de
los datos (porosidad y permeabilidad). Autores han propuesto modelos
alternativos, debido a la importancia de definir relaciones de porosidad-
permeabilidad 6ptimas ya que estas son Utiles para entender el flujo de fluidos a

través de un medio poroso.

2.2 CARMAN-KOZENY

La siguiente ecuacién (2.2), cuyo desarrollo se encuentra en el anexo 6, es
desarrollada para un modelo de tubos capilares; es util para la caracterizacion de
rocas consolidadas, asumiendo que los capilares poseen un radio promedio y que
este es no rugoso. Sin embargo, los capilares en un medio poroso no tiene
secciones trasversales constantes. Es por esto que el factor de rugosidad esta
incluido en la tortuosidad (razon entre la distancia entre dos puntos en la roca a
través de los poros y la distancia de esos dos puntos conectados por una linea

recta).
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k—( 1 >¢’3 2.2)
\R12 8,50 (1-¢)° '

Donde F,72 comUnmente es llamada la constante de Kozeny. El F, denominado

factor de forma es 2 para una geometria circular cilindrica.

2.3 RADIO DE PORO

2.3.1 Winland r3s.

La distribucién de los tamafios de radios de poro, permeabilidad, porosidad,
evalla la calidad de la roca del yacimiento, mediante correlaciones mateméticas,
desarrolladas por H. D. Winland en 1970 y publicadas por Kolodzie?; se plantea
una relacion empirica entre porosidad, permeabilidad de aire y radio de apertura,
donde se reproduce los resultados de una prueba de desplazamiento con mercurio
para una poblacion cerca de 300 muestras, entre las que se encuentran areniscas

y carbonatos.

Para el desarrollo del grafico de Winland, se realizan pruebas a corazones con
aire. Se requiere tener una relaciéon que aproxime la permeabilidad de aire (Kaire)
con la permeabilidad de mercurio (kng); Swanson?® desarrollo varias relaciones

gue cumple con este objetivo.

Winland hizo regresiones entre ¢, k y radio de poro a varios percentiles (30, 40,
50) pero encontré que la mejor correlacion (la de mas alta R?) era la del percentil
35.

2KOLODZIE, S, Jr, 1980, Analysis of pore throat size and use of the Waxman-Smits equation to determine OOIP in
Spindle Field, Colorado: Society of Petroleum Engineers, 55th Annual Fall Technical Conference, Paper SPE-9382, 10p.

22 SWASON, Swanson, B. F., 1981. A simple correlation between permeabilities and mercury capillary pressures: Journal
of Petroleum Technology, Dec., p. 2500

71



La ecuacién de Winland es la siguiente:

logrss = 0,732 + 0,588 log ke — 0,86410g ¢ (2.3)
Doénde:
r35 . Radio de apertura de poro correspondiente al percentil 35

kqire : Permeabilidad del aire no corregida [mD] ¢ : Porosidad [%)]

Despejando la ecuacion de Winland (2.3) se obtiene:

0,864log ¢ + (logrss — 0,732)
0,588

logkgire =

Al graficar k vs ¢ en escala logaritmica se obtiene una linea recta de pendiente

0,864
~ 0,588’

: 1 - 0,732 , . .
y con intercepto b = (ogr(3)5588 ); m y b estan en funcioén del tipo de

roca.

La curva rzs se utiliza para identificar intervalos que tengan similares radios de
poro (isoporo), a una saturacion de mercurio del 35% y asi se divide el yacimiento
en varias unidades de flujo. Utilizando las ecuaciones de Winland para calcular rss
se caracterizan los intervalos como unidades de flujo sin hacer un andlisis especial

de nucleos.
De la relacién rss son distinguidos cuatro categorias y rangos de tamafo de puerto
(Garganta de poro), los cuales son convenientes para caracterizar un sistema

POroso.

Segln Alden®* estos rangos se definen ast:

*ALDEN J MARTIN, et al, Characterization of Petrophysical Flow Units in Carbonate Reservoirs, 1997, AAPG
Bulletin, V. 81, No. 5, p. 735.
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e Megaporo: Son unidades de flujo, con gran tamafia de poro (>10 [um]), que
producen facilmente cerca de diez mil barriles por dia de aceite, de

mediana gravedad si el espesor de la zona y otros factores son constantes.

e Macroporo: Unidades de flujo con tamafio de poro un poco mas pequefio
(2-10 [um]), capaces de producir miles de barriles de aceite por dia.

e Mesoporo: Unidades de flujo que permiten solo cientos de barriles de aceite
por dia, no tienen tasas maximas a menos que la zona tenga un espesor

muy grande y continuidad del tipo de poro. (0.5-2 [um]).

e Microporo: Unidades de flujo de grosor moderado que son de interés pero
como sellos potenciales, ya que solo producen pocos barriles de aceite de

gravedad mediana por dia sin restricciones mecanicas. (<0.5 [um]).

Winland R35 es una ecuacién ampliamente utilizada en la industria, pero no es la
Gnica para definir distribuciones de permeabilidad en funcion de la porosidad vy el
radio de poro. Cabe notar que el modelo Winland asume que el medio poroso
homogéneo que se compone de tubos capilares rectos, circulares y no
intercomunicados. Por tanto no toma en cuenta la tortuosidad. Un grafico tipico de

Winland R35, es la figura 2, del anexo 7.

2.3.2 Pittman

Edward D. Pittman®, extendi6 el trabajo de Winland al desarrollar varias
relaciones empiricas (Ver tabla 9), que permiten hallar los radios de garganta de

poro para saturaciones de mercurio del 10 al 75%, utilizando un sistema de

*PITTMAN, Edward D, Relationship of Porosity and Permeability to Various Parameters Derived from Mercury
Injection-Capillary Pressure Curves for Sandstone, 1992, American Association of Petroleum Geologist Bulletin. p.196
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regresion mdltiple con datos de porosidad, permeabilidad, y varios parametros
derivados de las curvas de presion capilar generadas al aplicar el método de
inyeccion de mercurio. Para hacerles dichas pruebas, utilizé un grupo de muestras
representativo, variadas en composicion y textura y con un amplio rango de

porosidad y permeabilidad.

Tabla 9. Ecuaciones empiricas para determinar radios de garganta de poro
(um) correspondientes a varios porcentajes de saturacién de mercurio (%).k

(mD), ¢ (%).

Ecuaciones Coeficiente
Log rip=0.459 + 0.500 log k - 0.385 log ¢ * 0.901
Log ri5s=0.333+0.509 log k-0.344 log ¢ * 0.919
Log r,p=0.218 + 0.519 log k- 0.303 log ¢ * 0.926
Log r,5 =0.204 + 0.531 log k- 0.350 log ¢ * 0.926
Log r3p=0.215+0.547 log k- 0.420 log ¢ * 0.923
Log r3s = 0.255 + 0.565 log k - 0.523 log ¢ * 0.918
Log rq0 = 0.360 + 0.582 log k - 0.680 log ¢ 0.918
Log rss = 0.609 + 0.608 log k - 0.974 log ¢ 0.913
Log rs0=0.778 + 0.626 log k - 1.205 log ¢ 0.908
Log rss =0.948 + 0.632 log k- 1.426 log ¢ 0.900
Log reo = 1.096 + 0.648 log k - 1.666 log ¢ 0.893
Log res = 1.372 + 0.643 log k- 1.979 log ¢ 0.876
Log r;o=1.664 + 0.627 log k - 2.314 log ¢ 0.862
Log r7s = 1.880 + 0.609 log k - 2.626 log ¢ 0.820
¢ * No es estadisticamente significativa.

Fuente: PITTMAN, Edward D, Relationship of Porosity and Permeability to Various Parameters Derived from
Mercury Injection-Capillary Pressure Curves for Sandstone, 1992, American Association of Petroleum

Geologist Bulletin. p.196

2.4 GRAFICO STRATIGRAPHIC MODIFIED LORENZ (SMLP)

Es una herramienta gréfica donde se identifican preliminarmente unidades de flujo
existentes en un intervalo de estudio, basados en la variacion vertical en la

capacidad de flujo (k = h) y en la capacidad de almacenamiento (¢ * h).
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Utilizando datos de corazones y/o de registros ordenados estratigraficamente,
ademas permite seleccionar preliminarmente los intervalos que representaria las
unidades de flujo. Para construir el SMLP se hace una grafica cartesiana de (k * h)

acumulado versus (¢ * h) acumulado.

La ecuacion para obtener un valor de capacidad de flujo acumulado es la

siguiente:
(kh)cum = ky(hy — hg) + ky(hy — hy) + -+ k;(h; — hi—l)/z k;(Ch; — hi_1)

Donde k es permeabilidad (mD) y h es la altura del intervalo de la muestra

La ecuacion para obtener un valor de capacidad de almacenamiento acumulado

es la siguiente:
(ph)cum = ¢, (hy — ho) + ¢,(hy — hy) + -+ + ¢, (h; — hi—l)/z ¢, (hi = hi—1)

Donde ¢ es la porosidad (fraccion)

En el siguiente ejemplo se muestra el procedimiento para definir dos unidades de
flujo tomando 5 datos?®.

Paso 1:

Se realiza el producto de porosidad y altura (capacidad de almacenamiento).
Luego el producto permeabilidad y altura (capacidad de flujo) para cada intervalo.
Estos productos individuales se suman para obtener valores totales de capacidad

de almacenamiento y de flujo (Ver Tabla 10):

ZGSLATT, ROGER M., Stratigraphic Reservoir Characterization for Petroleum Geologist, Geophysicists and
Engineers, 2006, Elsevier B, V.
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Tabla 10. Valores de (¢ *x h) y (k * h).

Paso 1
Profundidad
(ft) ¢ (¢ * h) Permeabilidad (k = h)

1805 0,15 (0,15)(1)= 0,15 10 (10)(1)= 10
1804 0,2 (0,20)(1)= 0,20 20 (20)(1)= 20
1803 0,15 (0,15)(1)= 0,15 10 (10)(1)= 10
1802 0,1 (0,10)(1)= 0,10 5 (5)(1)=5
1801 0,05 (0,05)(1)= 0,05 2 (2)(1)= 2
Total 0.65 47

Paso 2:

Se calcula para cada intervalo la fraccibn de capacidad de almacenamiento
realizando el cociente de (¢ * h) por capa entre la capacidad de almacenamiento
total. Se utiliza el mismo procedimiento para calcular la fraccion de capacidad de

flujo para cada intervalo. (Ver Tabla 11).

Tabla 11. Valores de (¢ = h) fraccion y (k = h) fraccién.

Paso 2

(¢ = h) fraccidn = (X)/0,65  (k = h) fraccidon = (Y)/47

1805 (0,15)/0,65 = 0,23 (10)/47 =0,21
1804 (0,20)/0,65 =0,31 (20)/47=0,43
1803 (0,15)/0,65 = 0,23 (10)/47 =0,21
1802 (0,10)/0,65 = 0,15 (5)/47 =0,11
1801 (0,05)/0,65 = 0,08 (2)/47 =0,04
Total 1 1
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Paso 3:
Las fracciones de capacidad de almacenamiento y de flujo se van sumando para ir
obteniendo los valores de capacidad de almacenamiento y capacidad de flujo

acumulados. (Ver Tabla 12)

Tabla 12. Valores de (¢ * h) acumulado y (k = h) acumulado.

Paso 3
(¢ * h) acumulado (k = h) acumulado
1805 0,23 0,21
1804 0,23+0,31=0,54 0,21+0,43 =0,64
1803 0,54+0,23 =0,77 0,64+0,21=0,85
1802 0,77+0,15=0,92 0,85+0,11 =0,96
1801 0,92+0,08 =1 0,96+0,04 =1

Estos valores se grafican y los segmentos de linea recta definen las unidades de
flujo. La figura 3, del anexo 7, se construyé graficando (k * h) acumulado versus
(¢ = h) acumulado después de seguir los anteriores pasos con los datos de

porosidad y permeabilidad encontrados en Susilo?’ (Anexo 1).

Cada punto de inflexion y/o cambio de tendencia muestra un cambio en el
comportamiento de flujo. Los segmentos de la grafica cuya pendiente es mayor a
45° indican zonas de alto potencial de flujo y baja capacidad de almacenamiento,
por el contrario los segmentos cuya pendiente es menor a 45° indican zonas de
bajo potencial de flujo, posiblemente debido a barreras o presencia de arenas

sucias, y alta capacidad de almacenamiento.

?’suslILo, Agus. Permeability Prediction Based on Capillary, 2010, Paper SPE 141122 p. 18-20
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Los segmentos cuya pendiente es aproximadamente 45° representan zonas de

capacidad de flujo y de almacenamiento similares.

2.5 GRAFICO STRATIGRAPHIC FLOW PROFILE (SFP):

Es una herramienta grafica integrada mediante la inclusion de diferentes registros
petrofisicos. Lo componen tipicamente registros nucleares (Rayos Gama),
litologico, R35, relacion (k/¢) , capacidad de almacenamiento y capacidad de flujo
gue varian con la profundidad.

Mediante la construccion del perfil de flujo estratigrafico (Figura 4, anexo 7) se
valida la consistencia de los resultados obtenidos de las diferentes herramientas
graficas expuestas hasta el momento como la identificacion de potenciales
barreras de flujo, zonas de alta velocidad de entrega, entre otras. Asimismo podria
definir preliminarmente cut-offs, por arcillosidad, por almacenamiento o

conductividad.

2.6 GRAFICO MODIFIED LORENZ PLOT (MLP):

Es un grafico que modifica la distribucién de puntos del grafico SMLP y permite
jerarquizar las unidades de flujo presentes tomando como criterio el Flow Unit
Speed FUS (k/¢), ya que provee una indicacion relativa del almacenamiento y

cuan rapido se mueven los fluidos a través del medio poroso.

Para su construccién se organiza de forma descendente segun su relacion k/¢
(pendiente) cada unidad de flujo hallada en la SMLP. Se grafica la capacidad de
flujo acumulada versus la capacidad de almacenamiento acumulada para cada

unidad de flujo hallada en el SMLP (Ver figura 5, anexo 7).
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Cualitativamente se observan las unidades de flujo partiendo del origen, las
pendientes de las lineas deflectadas van disminuyendo hasta tener una pendiente
nula.

Las unidades de flujo no estan en el mismo orden en la MLP y la SMLP. Este
grafico (MLP) es usado para identificar zonas con alto potencial de flujo y zonas
con bajo potencial de flujo, por ejemplo zonas con barreras de permeabilidad.

2.7 GRAFICO RQI VERSUS PHIZ

En los yacimientos clasticos del mundo, son heterogéneos y anisotropicos. Sin
embargo se afirma que dentro de las heterogeneidades en el yacimiento pueden
existir multiples homogeneidades en los geocuerpos (unidades de flujo). Amaefule,
Tiab, et al®®, parten de la ecuacién de Carman-Kozeny (2.2), e introduce el factor
Kt que basicamente es la constante de Kozeny, pero"K; es una constante

variable” puesto que varia en las diferentes unidades de flujo.

k—< ! ) ¢’ (2.4)
KT SVgr2 (1_¢)2 .

Kt para una formacion de arenisca homogénea se estima mediante la relacion:
1

T

El indice litoldgico ]; es determinado de los datos de presion capilar que se

Kr

ajustan a una linea recta que tiene la siguiente ecuacion:

log](S;,) = —AlogS;, +logJ; (2.5)

2Amaefule, Jude O, et al. Enhanced Reservoir Description: Using Core and Log Data to Identify Hydraulic (Flow) Units
and predict Permeability in Uncored Intervals/Wells, 1993, Paper SPE 26436. p.3.

79



Donde J; es el intercepto de la linea recta (si es necesario extrapolar) hasta
Sw = 1; la normalizacion de la saturacion de agua se realiza mediante la siguiente

expresion:

i = W
v 1_Swi

|29

Amaefule, Tiab, et al“” introduce los términos:

. 0.5
Indice de Calidad de Roca de Yacimiento (RQI),(k/d)) : Considera el cambio

de radio de garganta de poro, distribucién de grano y poro. Dividiendo la ecuacion
(2.4) en ambos lados por la porosidad y sacando la raiz cuadrada en ambos lados

se obtiene:

- ngrlJK_T(l ) eo

Para la permeabilidad en milidarcies y porosidad en fraccion el lado izquierdo de la

RQI = 0.0314]% (2.7)

Donde el RQI es expresado en micrometros [um].

ecuacion (2.6) queda:

Indicador de Zona de Flujo: es un pardmetro Unico que incluye los atributos
geoldgicos de la textura y mineralogia en la estructura de diferentes facies; esta

definido por la siguiente ecuacion:

1
FIl= ——  (2.8)

SVgr\/K_T

La ecuacion (2.6) se reescribe en funcion de las ecuaciones (2.7) y (2.8):
RQI = FZI (¢p7)  (2.9)
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Donde ¢ es la razon entre el volumen poroso y el volumen de roca

¢
¢z—m

Sacando logaritmo a ambos de lados de la ecuacion 2.9 se obtiene:

log RQI = log ¢7 + log FZI  (2.10)
En una grafica log —log de RQI versus ¢z (Ver figura 6, anexo 7), la ecuacion
(2.12) proporciona una linea recta de pendiente unitaria cuyo intercepto con
¢z =1 es el indicador de zona de flujo (FZl). Cada linea recta representa
caracteristicas similares de garganta de poro, es decir, representa una unidad de

flujo.

2.8 CONDUCTIVIDAD HIDRAULICA.

Scheidegger®® asume un modelo capilar de un medio poroso y halla una ecuacion
de permeabilidad en funcion de una variable llamada conductividad hidraulica y
porosidad como se muestra en la siguiente ecuacion.

k=1014%C x ¢3(2.11)

Susilo® modifica la ecuacién (2.11) para obtener la conductividad hidraulica (C):

C=—— (212
1014x¢3( )

Se crea un grafico log-log relacion permeabilidad-porosidad (k/¢)%> vs
conductividad hidraulica(C), para encontrar varias unidades de flujo como se
muestra en la figura 7 del anexo 7, estas unidades de flujo siguen la siguiente

ecuacion general de regresion:

k/¢ = Const.C°> (2.13)

**SCHEIDEGGER, A. E. 1957, The physics of Flow through Porous Media, University of Toronto Press. p. 260
30 .
SUSILO, op.cit. p.5
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En la ecuacion (2.13), la pendiente de 0.5 muestra la calidad de roca del
yacimiento, y una pendiente mayor a 0.5 Susilo*® indica una calidad de roca media
a alta, reflejado en un radio de poro grande y una sencilla geometria de poro, en
contraste una pendiente menor a 0.5 indica una menor calidad de roca de
yacimiento mostrando en estos tipos de roca: un radio de poro pequefio y una

compleja geometria de poro.

Cada unidad hidraulica identificada en la figura 8 (anexo 3), se representa por una

ecuacion de regresion. Estas ecuaciones se muestran en la tabla 13.

Tabla 13. Ecuacion de regresion para cada Unidad Hidraulica.

Unidad Hidraulica Ecuacion de regresion

UH1 ’k/qb = 7,603 x %577
UH2 ’k/d) = 6,657 x 0548
UH3 ’k/(l) — 5'139 X C0,564—

UH4 k

-

[ = 5005 x €42

UH5 — 4,006 X C0,525

UH6

2,329 x %577

UH7 ’k/d) = 1,896 x 0416

Modelo Capilar Teorico ,k/¢> — Constante x C°5

I
I

Fuente: Autores
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3. DESARROLLO DE LA METODOLOGIA ESTANDAR

A continuacidn se explicard de manera detallada la metodologia, mediante un

diagrama de flujo. El diagrama completo se mostrara en el anexo 4.

En la figura 20 se introduce la informacion béasica para el desarrollo de la
metodologia, registros de pozo tipo litolégicos entre los que se encuentran
registros de potencial espontaneo (SP) y el registro de rayos gama (GR). Estos
permiten diferenciar tipos de roca, por ejemplo, arcillas de arenas limpias o arenas
sucias. Con los registros litolégicos se construye una curva de volumen de shale
(VSH). Otro valor de entrada es la porosidad de registro (¢,) que se obtiene al
correr registro densidad o un registro acustico. Por ultimo los registros resistivos

(RES) permiten conocer la saturacion de fluido.

Figura 20. Diagrama de flujo de la metodologia (valores de entrada)

Input data
¢, GR,SP,RES informacién de
l registros de pozo.
Si
—Q

Se puede hacer
pruebas de
Jaboratorig

Ecuacion Timur
Coates and Dumanior

Pruebas bdsica,
especialesy
petrologia.

Correlaciones

Fuente: Autores

Si no se posee porosidad de corazon (¢.) ni permeabilidad de corazon (k¢), y si
se dispone de presupuesto y de tiempo, se deben efectuar pruebas basicas,

especiales y de petrologia, las cuales se listan en la tabla 14. La ventaja de
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realizar estas pruebas es mejorar el conocimiento del yacimiento en términos de

capacidad de flujo, almacenamiento y distribucion de fluidos.

Tabla 14. Pruebas a realizarse a corazones

Pruebas Basicas Pruebas Especiales Petrologia

Porosidad. Presion capilar. Andlisis Mineraldgico.
Permeabilidad. Permeabilidad relativa. Andlisis rayos X y SEM.
Saturacion de fluido. Propiedades eléctricas. Biodatacién y asociacion.

Si no se realizan estas pruebas, los datos se obtienen mediante el uso de
correlaciones. Para cuantificar la permeabilidad, se utiliza la ecuacién de Timur u
otros autores que se encuentran en la tabla 2. Para determinar permeabilidad
relativa y presion capilar, se utilizan las correlaciones de Hirasaky, las cuales
parten de unos end points de saturacién. Los datos de las pruebas de petrologia
no se pueden obtener de forma indirecta, por lo tanto se debe buscar informacién

de campos cercanos.

Al conocer las propiedades basicas como porosidad y permeabilidad de
corazones, ver figura 21, es necesario convertir estos valores a las condiciones
de yacimiento. Si se conocen la historia de esfuerzos de la cuenca, se podria
aplicar la ecuacion de Jones (ver anexo 2). Al desconocer la historia de esfuerzos
de la cuenca se buscaria informacion asociada a la misma cuenca si es posible y

si no se utilizan valores de la literatura dependiendo del tipo de litologia.
La descripcion litolégica identifica detalladamente caracteristicas geoldgicas,

fisicas y mineraldgicas de la roca, permitiendo definir diferentes tipos de roca. Este

proceso puede darse de manera simultanea con lo anteriormente descrito.
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Figura 21. Diagrama de Flujo (correccion de porosidad y permeabilidad por
esfuerzos. Amarre roca-registro)

Buscardatos enlz
literatura conf

Fuente: Autores

Después de realizar la descripcion litoldgica, se procede a realizar el amarre roca-
registro. Este es un proceso donde se gréfica, la porosidad de corazon (¢.) en el
eje de las abscisas y la porosidad de registro (¢;) en el eje de las ordenadas. Esta
grafica se hace en escala log-log. Posteriormente se realiza una regresion tipo
exponencial y se cuantifica el angulo formado entre la linea de la regresion y eje
de las abscisas. Si, el angulo es diferente de 45° se debe ajustar la porosidad de
registro (¢;) para obtener dicho angulo. Resultado de esto se obtiene un factor de

calibracion de registros de porosidad aplicable para los pozos no corazonados.
El punto 2 de la figura 21, proviene del proceso donde se obtiene la permeabilidad
de correlaciones. Dado que los datos se generan por correlaciones se supone que

los valores que resulten de ellas, estan a condiciones de yacimiento.
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Al tener las propiedades (porosidad y permeabilidad) a condiciones de yacimiento,
en la figura 22, se usa el grafico semilog de permeabilidad versus porosidad del
cual se obtiene una nube de puntos. Se realiza una regresion de tipo lineal, si el
factor de correlacién es de 0.9 se asume que en el yacimiento existe un solo tipo
de roca. Si por el contrario hay una alta dispersibn numérica, no existe una

tendencia de los datos lo que refleja la existencia de diferentes tipos de roca.

Si el factor de correlacion es menor de 0.9 y existen estudios de petrologia de
rocas sedimentarias para las diferentes facies, se asociarian estos tipos de roca
bajo un criterio mineraldgico o radio de poro para aplicar otra metodologia.

Figura 22.Diagrama de flujo (aplicacion de relacion clasicay asociacion por
propiedades petroldgicas)

No hyg

k=logg +b Relacién cidsica.

Anslisis
petroldgicos para
iferentes facle

Petrografia SEM, DRY]

Asociar por tipo de roca,
composicion mineraldgica y
radio de poro.

»

&

Fuente: Autores

La ecuacion de Winland r3s (ecuaciéon 2.3) y lo propuesto por Amaefule (ecuacién
2.6) que estan funcion de la permeabilidad y porosidad, sirve para determinar los
tipos de rocas presentes en el yacimiento. Estas ecuaciones son mostradas en la

figura 23 y estos célculos son aplicables Unicamente a informacién que proviene
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de corazones. Posteriormente se genera un histograma de frecuencias con los
valores de FZI y rp (se recomienda usar Microsoft Excel), donde el intérprete
variaria el intervalo o clases para visualizar el comportamiento unimodal o

multimodal de los datos (FZI y rp).

Para hacer el andlisis de las modas evidenciadas en los histogramas, se utiliza
algun software estadistico, se recomienda usar el software R (version 2.13.1); el
usuario ingresa el numero de modas o grupos observados en el software. El
software agrupa de manera estadistica los datos ingresados por el usuario y
asocia por el valor de FZI o rp. El software genera un listado de variables discretas

para cada grupo con sus respectivos valores promedios.

Figura 23. Diagrama de flujo (generacion de valores parametro y generacion

de cluster's).

l.p — 10—1.2 62+0.528log ke —log &

__® _ k
qaz_g, RQI = 0.0314 | 5

——— Fruacion Winiand r35

Amaefille, Tiab, et al

Crear histograma con
—h ] datosde FZlyrp

Clase r, 6 FZI

=

Identificar niimero de modas (probables
Clister’s)

Generacion de clister con software
estadistico.

&

Software Libre R version 2.13.1

Fuente: Autores
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Al generar los clusteres con sus valores promedios, se realiza los calculos con las
ecuaciones de Winland r3s * y la de Amaefule et.al*? para hallar la permeabilidad,
ver figura 24. Después se realiza un gréafico de logaritmo de permeabilidad versus
profundidad y se compara los valores de permeabilidad de corazon con los valores
de la ecuacion de Winland r3s y Amaefule et.al. El intérprete elegira graficamente

cual se encuentra méas cerca de valor teérico (permeabilidad de corazon).

Figura 24. Diagrama de flujo (Modelos de permeabilidad y eleccion del
modelo de poblamiento).

7

lopre+13834lord
k=10 otss

§ 101;[;:::,=_31f;‘: ——>  Amsefule, Tizh et &l

Plot Log k vs Profundidad

Eleccién del modele de poblamiente de
permeabilidad semin grafice Logk versus

profundidad

Fuente: Autores

S WINLAND, op.cit p 608
32AMAEFULE, op.cit. p.3-5
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Después de seleccionar el modelo de permeabilidad, se correlaciona con un
registro litolégico (SP o GR), con el objeto de definir cut-offs en dicho registro para
cada unidad de flujo identificada en el o los pozos de estudio. Ver figura 25.

Posteriormente se aplican estos cut-offs a un grupo de registros, de los pozos no
corazonados o parcialmente corazonados, para delimitar las unidades de flujo y
saber qué valor promedio de FZI o rp le corresponde a cada profundidad. Con la
porosidad de registro y el valor de FZI o rp, se calcula la distribucion de la

permeabilidad en todos los pozos.

Figura 25. Diagrama de flujo (Poblamiento de permeabilidad a pozos no
corazonados o parcialmente corazonados)

?
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—> UF1
L
UF3
. UF2
e

£En los pozos analizados se
definen cut offs, con unregsee
0 Srupo de registros, para
observar el comportamient de
estos en cada unidad de flujo.

Se aplica los cut off hallades en
el anterior item en los pozos no
analizados; para predecir las
permeabilidadenlas secciones
no corazonada,

| '

Fuente: Autores
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4. GENERALIDADES CAMPO ESCUELA COLORADO

4.1 LOCALIZACION

El Campo Colorado se encuentra localizado en la cuenca del Valle Medio de
Magdalena (VMM), en la provincia occidental de la cordillera oriental, en
inmediaciones del municipio de San Vicente de Chucuri, al sureste del municipio
de Barrancabermeja (Santander) y al sur del Campo La Cira — Infantas, en el area
de la antigua concesién de mares. El Campo Colorado fue descubierto en 1923 y
su ubicacion segun las coordenadas X:(1°036.000-1’040.500) Este y Y:(1'238.000-
1°247.000) Norte, tomando como punto de referencia a Bogota.

Figura 26. Localizacion del Campo Colorado

e CAMPO COLORADO

CuencaVMM COLOMBIA

Fuente: GARZON, Fredy — ECOPETROL GMM, ORDONEZ, Anibal - ECOPETROL-ICP, DUQUE, Carlos y
GUERRERO, Jairo — A.LP — ANSALL Y CABRERA, Heliodoro. Diagnostico y Estrategias de recobro del
Campo Colorado. 2003
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4.2 MODELO ESTRUCTURA

Corresponde al anticlinal Colorado que es asimétrico de hasta 80° en su flanco
Oeste y hasta 25° en su flanco Este. Este anticlinal presenta un gran niumero de
fallas que divide el campo en seis (6) bloques, por lo que corresponde a un
modelo compartamentalizado. El yacimiento se caracteriza porque presenta poca

continuidad lateral, al igual que una baja energia y arenas delgadas.

Figura 27. Estructura del Campo Colorado
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Fuente: Informe “Informacioén técnica Campo Escuela Colorado”. Ing. César Augusto Pineda. Proyecto Campo
Escuela Colorado - UIS
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4.3 FORMACIONES PRODUCTORAS

Son las formaciones Mugrosa (Zona B y C) y Esmeraldas (Zona D) de edad
Oligoceno-Mioceno inferior, depositadas en un sistema fluvial meandrico,
caracterizada por intercalaciones de depdsitos areniscas y lodolitas continentales.
Las acumulaciones son de aceite liviano y gas con gravedad de 36 a 42 °API y el

mecanismo de produccion primaria es empuje por gas en solucion.

4.4 PROPIEDADES DEL YACIMIENTO

Tabla 15. Datos basicos de propiedades de las arenas.

Parametro ArenaB | ArenaC | ArenaD | Arena E
Temp. Yacimiento (°F) 114 174 186 186
API @ 60°F 41,2 39,7 40,1 40,1
Profundidad promedio (ft) | 1800 3500 4700 5600
Presion de burbuja, Pb | 648 2078 2958 2958
(psia)

Viscosidad @ Pb (cP) 1,64 0,462 0,441 0,441
Bo @ Pb (RB/STB) 1,091 1,401 1,373 1,373
Porosidad (%) 15,7 14,5 13 13
Swi (%) 40 40 50 50
OOIP (MMBIs) 20,062 | 37,336 | 0,507 1,157
Rsb (scf/Bls) 140 648 667 667
Espesor promedio de |50 57 25 25
arena (ft)

Area (acres) 634 1083

Fuente: ECOPETROL S.A. Informe Campo Colorado. Calculo de Reservas. Ing. Jorge Camacho. Junio de
1978. Modificado.
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Tabla 16. Datos basicos del yacimiento

Parametro Unidad
Espaciamiento/pozo 20-30 Acres
Pozos perforados 75
Pozos activos 7
Pozos produciendo 4
Petréleo Original estimado,
121 MMBIs
OOIP
Reservas primarias
_ 8,59 MMBIs
producidas
Factor de recobro 7,10%

Fuente: Campo Colorado. Cuarto informe de yacimientos campo Colorado. Ing. Karen L. Pachano, Diciembre
de 2007. Modificado
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5. APLICACION DE LA METODOLOGIA

5.1 RECOPILACION DE LA INFORMACION DISPONIBLE

En esta parte se recopild y organizé la informacion existente del Campo Escuela
Colorado que fuera util para el desarrollo de la metodologia. Dentro de esta
informacion hay reportes, informes, registros en copia dura y digital, informacion

de corazones e historia de perforacién, cafioneos y produccion.

Para hacer el modelo de simulacién es necesaria informacién tanto estatica como
dinamica del yacimiento; de este modo se puede reproducir el comportamiento
histérico de este y asi mismo, a partir de ahi, se cuenta con un instrumento para
reproducir el comportamiento histérico bajo el esquema de explotacién adoptado.
En el caso del campo Colorado la informacion no es suficiente, porque hacen falta
estudios petrofisicos, estratigraficos y sedimentolégicos mas detallados.

La metodologia sera aplicada al bloque | del campo Colorado, debido a que es el
blogue que mas informacién tiene disponible, siendo el pozo C-25 el mejor
candidato, por poseer registros de tipo eléctrico, muestras de corazéon e
informacion PVT propia, ya que es importante esta disponibilidad de informacion

para un buen desarrollo del modelo de simulacion.

En la tabla 17 se observan los pozos del blogue 1 con la informacién disponible,

ademas se aprecia la variedad de informacion del pozo C-25.
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Tabla 17. Inventario de registros, corazones y PVT para los pozos del bloque
l.

well Corazones Registros PVT
MzZB | MzZC |GR SP RES NPHI DT CAL | Representativo
COL-10 X X X X
COL-13 X X X X
COL-14 X X X X
COL-15 X X X X
COL-16 X X X X
COL-18 X X X X
COL-19 X X X X X
CoL-21 X X X X X X
g COL-22 X | X X X
8 COL-23 X X X X X X
@ |COL-24| X X X | X X X
COL-25 X X X X X X
COL-26 X X X X X
CoL-27 X X X X X X
COL-28 X X X X
COL-29 X X X X
COL-38 X X X X X X
COL-60 X X X X
CoL-77 X X X X X X

Fuente: Autores.

5.2 GRAFICO SEMILOG PERMEABILIDAD VERSUS POROSIDAD DE
NUCLEO.

El bloque | cuenta con registros GR, SP y RES, pero no es posible hacer el paso
de ajuste entre porosidades de nucleo y de registros debido a que ningun pozo
cuenta con ambas fuentes de informacion por lo tanto se trabajara con datos de
porosidad de nucleo.

Los datos de porosidad y permeabilidad que se utilizaron, ya estan corregidos por

el efecto de la presién de confinamiento®.

% RAMIREZ, Jeny. MENESES, Jonanna. Desarrollo de una metodologia para la caracterizacién de atributos petrofisicos
basicos de la formacion mugrosa: Caso de estudio Campo Colorado. Bucaramanga. 2008, p.101-104. Trabajo de Grado
(Ingenieros de Petroleos). Universidad Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de
Ingenieria de Petroleos.
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En la figura 28 se encuentra la grafica semi-log de permeabilidad versus porosidad
de corazén en la cual se aprecia que existe un coeficiente de correlacion menor a
0.9, por lo tanto la relacién clasica de permeabilidad-porosidad no se puede

utilizar. Los datos para graficar la figura 28 se encuentran en el anexo 5.

Figura 28. Grafica Permeabilidad versus Porosidad.

Relacion clasica permeabilidad-porosidad aplicada

fay

Permeabilidad (mD)
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y=0.0398e* Porosidad (fraccion)
R*=0.676 J

Fuente: Autores.

Posteriormente se procede a hacer el analisis petrolégico para identificar facies
basandose en procedimientos de SEM y DRX. En el caso del bloque | estos
andlisis no son posibles debido a que la poca informacion existente no es

representativa para todo el pozo.
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5.3 AGRUPAMIENTO POR RADIOS DE PORO E INDICES DE ZONA DE FLUJO
SIMILARES

5.3.1 Radio de poro e indice de zona de flujo (FZI).

Se procede a determinar los diferentes radios de poro (r3s) y los diferentes indices
de zona de flujo (FZI), para esto se utilizan las ecuaciones propuestas por Winland

y Amaefule, explicadas detalladamente en el Capitulo 2, items 2.3y 2.7.

rys = 1071268+0.588logkc—logdc Ecuacion de Winland para radio de poro

by = %; RQI = 0.0314\/5; FZI === . .. Ecuaciones de Amaefule

En el anexo 5 se encuentra los datos de rp, RQI, FZI 'y ¢, para cada profundidad,

para los diferentes pozos del bloque I.

5.3.2 Histogramas de frecuencia

Posteriormente se generan dos histogramas de frecuencias, uno con los valores
de rss y otro con los de FZI (ver figuras 29 y 30). Se observan 3 modas en cada

uno, las cuales hacen referencia a 3 unidades hidraulicas existentes.

En la figura 29 se aprecia que aproximadamente el 65% de las rocas tienen su
radio de poro en un rango entre 0.4 y 1.5 um. Es de tipo mesoporo segun lo visto
en el item 2.3.1.

En la figura 230 se observa que casi el 60% de las rocas tienen un indice de zona

de flujo en un intervalo entre 0.5 y 1.5, lo que indica que hay un bajo potencial

productivo.
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Figura 29. Histograma de r3s
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Figura 30. Histograma de FZI
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5.3.3 Agrupamiento Estadistico de r3s y FZI

El nimero de modas (3 en este caso para cada uno) de los histogramas de
frecuencia de rp y FZI, son ingresadas en el software libre estadistico R (version

2.13.1), para que este agrupe los datos de manera estadistica y genere un listado

de variables discretas, con los valores promedios por grupo.

En el anexo 5 se encuentra los grupos de datos, ademas del valor rzs y FZI
promedio para cada grupo. Las figuras 31 y 32 muestran el resultado del analisis
estadistico que hace el software donde se aprecia la disminucién del error en el
aumento del numero de Cluster's que se elige. No hay que considerar como anico
criterio minimizar este error porque haria que se eligiera el mayor nimero de

Cluster’s, lo cual seria inconveniente debido a que se tendria mas unidades de

flujo de las que existen.

Figura 31. Cluster’s rss
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Fuente: Autores.

Figura 32. Cluster’s FZI

Fuente: Autores.
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5.3.4. Unidades de Flujo

Se identificaron tres unidades de flujo en el bloque, teniendo en cuenta que se
observo tres modas en los histogramas; el software R después de hacer el analisis
estadistico arroja como resultado tres grupos, y para cada uno de estos su
respectivo valor promedio o representativo de FZI y rzs, como se aprecia en la
tabla 18.

Tabla 18. Valor promedio de FZl y de r3s para cada grupo.

Grupo FZI r35
1 2.7738105 | 0.722963
2 6.6601204 | 5.837796
3 0.9332621 | 2.510824

Fuente: Autores

5.4 GRAFICO DE PROFUNDIDAD VERSUS PERMEABILIDAD

Se realiza un grafico de logaritmo de permeabilidad versus profundidad, para
comparar los valores de permeabilidad de corazén con los valores de
permeabilidad hallados de la ecuacion de Winland rss, de Amaefule y de la

ecuacion utilizada por Ecopetrol®*

(Ver figura 33, 34 y 35); asi se elegira
graficamente cual se encuentra mas cerca de valor tedrico (permeabilidad de

corazdn).

Para hallar estas permeabilidades se utilizaron las siguientes ecuaciones:

logr35—0.732+0.86410g ¢

k=10 0.588 Donde: (%]« v vvvnnnnnns Ecuacion de Winland

% ECOPETROL-ICP, Informe Diagndstico Estrategias de Recobro Campo Colorado. 2003.
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k=1014 FZI? x

¢
(1-¢)3

k = 0.0161707e%378465%¢  Donde: ¢[%]

Para cada grupo se utiliza su valor promedio de FZI y r3s en el reemplazo de las

ecuaciones anteriores.

En el anexo 5 se encuentra los datos de permeabilidad hallados con cada

Donde: ¢[fraccion]

Ecuaciéon de Amaefule

Ecuacién de Ecopetrol

ecuacion para cada profundidad, para los diferentes pozos del bloque I.

Se determiné que los valores de permeabilidad que mas se ajustan a los tedricos
son los hallados con la ecuacion de Winland (figura 33), por lo tanto este es el

modelo de poblamiento de permeabilidad elegido.

Figura 33. Grafico Profundidad vs Permeabilidad (nucleo y FZI)
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Fuente: Autores.
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Figura 34. Grafico Profundidad vs Permeabilidad (nucleo y rss)
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Fuente: Autores.

Figura 35. Grafico Profundidad vs Permeabilidad (ntcleo y K Ecp)
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Fuente: Autores.

Cabe resaltar que la ecuacion utilizada por Ecopetrol esta subestimando el valor

de la permeabilidad, comparandola con la ecuacién de Winland y la de Amaefule.



5.5 MODELO CONCEPTUAL DE SIMULACION

El modelo conceptual de simulacion sera aplicado al pozo C-25, debido a que
dentro del bloque I, es el pozo que tiene mas informacion util para su desarrollo.
Este pozo produce de la formacion Mugrosa B1l; ademas tiene informacién PVT
propia. El objetivo de este modelo es reproducir el comportamiento histérico del
pozo lo mas cercano posible a la realidad. Se utiliza el software ECLIPSE 100 de

Schlumberger 2009 para desarrollar la simulacion.

5.5.1 Modelo Estéatico

Para una simulacion el primer paso y el mas importante es la construccion del
modelo estatico, porque de su representatividad y cercania a la realidad depende

lograr buenos resultados a la hora de reproducir el comportamiento del pozo.

e Construccion del grid de simulacion.
Se construy6é un grid de simulacion de geometria cartesiana de 7x7x70
celdas y 164x164x5 pies, que consta de 3430 celdas, y esta constituido de
una capa que corresponde a la subzona B1. Se definié un tope a 1938 pies

y una base a 2283 pies de profundidad.

e Modelo Petrofisico
Puesto que el pozo C-25 no tiene registros de porosidad, se optd por usar
una curva Vsh*® generada a partir del registro de potencial espontaneo y el
registro de descripcién sedimentoldgico del pozo, ver figura 36, para poblar
la porosidad y permeabilidad en el pozo. Se aplicé un cut-off de 0.7 para
Vsh; en los intervalos donde no existia pruebas basicas de corazones y no
fueron interpretados en el registro sedimentoldgico, se observo la curva de

Vsh para determinar su litologia y se le asigné una propiedad promedio de

» RAMIREZ., op.cit., anexo E.
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acuerdo su tipo. Se identifico dos tipos de litologia, arenas y arcillas. Para
las arenas se les asigno un valor promedio de 0.18 de porosidad y 30 mD
de permeabilidad. Para las arcillas fue un valor promedio de 0.01 de

porosidad y 0.01 mD de permeabilidad.

Figura 36. Registro de descripcion sedimentoldgico del pozo C-25
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Fuente: RAMIREZ, Jeny. MENESES, Jonanna. Desarrollo de una metodologia para la
caracterizacion de atributos petrofisicos basicos de la formacién mugrosa: Caso de estudio Campo
Colorado. Bucaramanga. 2008, Anexo 9. Trabajo de Grado (Ingenieros de Petréleos). Universidad

Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos.
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5.5.2 Modelo Dinamico

e Informacién PVT
Se evaluo la calidad de la informacion del PVT realizado al pozo C-25y se
encontro, al utilizar una correlacion en la literatura, que al punto de burbuja
registrado en las pruebas, la solubilidad del gas en el petroleo es diferente a
la registrada en las pruebas.

En la tabla 19 se muestran las propiedades recalculadas con correlaciones

disponibles en Banzer®.

Tabla 19. Informacion PVT pozo C-25

Temperatura de yacimiento 104 °F

API 36,73
Gravedad especifica Gas Separador 0,958

Py 630 psia

B, @ Py, 1,09 Bbl/STB
Rs @ Py 156,95 SCF/STB
Ko @ Py 2,69 cp

Fuente: ARAMENDIZ, Jose J. VELASQUEZ, Miguel A. Consideraciones y procedimientos para el
andlisis PVT de crudos de campos maduros. Aplicacion Campo Colorado. Bucaramanga. 2008. p.
165-181. Modificado. Trabajo de Grado (Ingenieros de Petréleos). Universidad Industrial de

Santander. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos.

El comportamiento de la solubilidad del petréleo, su viscosidad y el factor
volumétrico de formacion, en funcién de la presion, para el pozo C-25 se
muestra en las figuras 37, 38 y 39. Cada una de estas curvas se construyo

empleando correlaciones de la literatura encontradas en Banzer®.

** BANZER, C., Correlaciones numéricas P.V.T, Universidad de Zulia, 1996, p. 54-105.
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Figura 37. Comportamiento de la solubilidad del petroleo
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Figura 38. Comportamiento de la viscosidad del petréleo
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Figura 39. Comportamiento del factor volumétrico de formacion
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Fuente: Autores.

e Curvas de permeabilidad relativa
Segun el informe de simulacion realizado para campo escuela en el 2008*,
no hay antecedentes de curvas de permeabilidad relativa, solo se cuenta
con una prueba de desplazamiento realizada en el pozo C-27 de la cual

fueron obtenidos los end points.

Para obtener las curvas de permeabilidad relativa se emplearon las
correlaciones de Hirasaki, las cuales estan explicadas en la seccion 1.7.3.

En las figuras 40 y 41 se observan las graficas obtenidas.

8 CATALAN, César. CORONEL, Darlintong. Desarrollo de un modelo conceptual de simulacién para los bloques 1 y II
del Campo Escuela Colorado. Bucaramanga. 2010, p 56. Trabajo de Grado (Ingenieros de Petrdleos). Universidad
Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos.
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Figura 40. Curvas para Kro y Krw
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Figura 41. Curvas para Kro y Krg
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Modelo de Produccién

El pozo C-25 esta ubicado en N 1.240.767 piesy E 1.039.412,1 pies con
origen en Bogota. Tiene una elevacion de la mesa rotaria de 405,2 pies.
Se inicio la perforacion el 18 de Enero de 1954 y se completé el 12 de Abril

del mismo afo.

Se cafioneo los intervalos de 2456-2448, 2387-2376, 2456-2448, 2290-
2276 y 2271-2263 pies obteniendo altos de corte de agua, por lo cual
fueron aislados con un retenedor, después de solo un dia de produccion.
Los intervalos petroliferos de interés fueron cafioneados el 8 de marzo de
1954 a profundidades de 2205-2215, 2198-2184 y 2178-2164 pies,
posteriormente se cafioneo otro intervalo a 2132-2120 pies. El 7 de Agosto
de 1954 se realiz6 una estimulacion acida en el intervalo 2215-2164,
después del trabajo el pozo quedo produciendo 10 BPD de aceite, 2 bbls de
agua libre y GOR = 2000 PC/Bhl.

La vida productiva del pozo comienza en marzo de 1954 hasta Julio de
1959, fecha en la cual se retir6 la unidad de bombeo, por baja
productividad. En octubre del 2008 se reactivé el pozo mediante un sistema
llamado Recoil. A Junio del 2010, la produccion acumulada del pozo C-25
de aceite es 14187 Bbls, de agua es 742 Bbls y de gas es 32031 PC,
segun el archivo de produccion que se encuentran disponibles en formato

OFM. La tasa de gas no es medida desde la reactivacion.

La figura 42 muestra las tasas histéricas de aceite y de agua, del pozo.
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Figura 42.Tasa de agua y de aceite
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e Modelo de Presiones

Se reviso los archivos de pozo y no se hallé pruebas de presion realizadas

a la subzona B1, de la cual produce el pozo.

Para este proyecto se utilizé la presién de referencia de 810 psia a una

profundidad de 2171 pies, que se encontr6 en un cuadro comparativo de

pozos, del analisis PVT hecho al pozo C-25 por Aramendiz®.

% ARAMENDIZ, Jose J. VELASQUEZ, Miguel A. Consideraciones y procedimientos para el analisis PVT de crudos de
campos maduros. Aplicacion Campo Colorado. Bucaramanga. 2008. p. 109. Trabajo de Grado (Ingenieros de Petroleos).
Universidad Industrial de Santander. Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos.
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5.5.3 Condiciones de equilibrio

La presion de referencia es de 810 psia a una profundidad de 2171 pies.
Se defini6 el contacto Agua-Petroleo (WOC) a 2265 pies y el contacto Gas-

Petrdleo (GOC) a 2070 pies.

5.5.4 Resultados

Se realiz6 el control de la produccién por tasa de petréleo; con las graficas de
permeabilidad relativa se intentd ajustar las tasa de produccién de agua historica

con la simulada como se muestra en la figura 43.

Figura 43. Tasa de produccion de agua histérica y simulada vs tiempo
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La produccién de agua proveniente del pozo en sus primeros dias de explotacién
viene de cafoneos realizados por debajo del contacto Agua-Petréleo, estas zonas
productoras fueron aisladas. La produccion de agua posterior es de la zona de

transicion capilar presente entre las perforaciones y el contacto Agua-Petréleo.

En la figura 44 se observa que no fue posible la reproduccion de la tasa de gas
probablemente por influencia de zonas gasiferas en la produccion; estas zonas no
se tienen en cuenta al realizarse un muestreo PVT en fondo como el realizado a

dicho pozo, por lo que al hacer la simulacion se subestima la produccion de gas.

Figura 44. Tasa de gas historica y simulada vs tiempo
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El pozo se control6 por tasa de aceite, lo cual se evidencia en la figura 45 que

presenta ambas tasas de petroleo, tanto la simulada como la histérica, ajustadas.

Figura 45. Tasa de produccion de petréleo histéricay simulada vs tiempo
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»

Fuente: Autores

En la figura 46 se observa que el comportamiento de la presion cae durante la
primera fase de produccion, producto del drenaje del pozo; durante el cierre hay
una tendencia a restaurar la presion del yacimiento, un fenébmeno similar a una
prueba de presion PBU. A continuacién la segunda fase productiva ocasiona una

nueva caida de presion.

113



Figura 46. Presion vs tiempo
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Aunque el pozo C-25 tiene mas informacion que los demas pozos del mismo
blogue, es inadecuado para validar la metodologia porque su historia de
producciéon es muy corta (aproximadamente siete afios) y con mas de cuatro
décadas de inactividad donde pozos cercanos podrian interferir con su area de

drenaje lo que ocasiona la disminucién de su potencial productor.

El pozo C-25 en su columna sedimentoldgica tiene Intervalos sin interpretacion ni
pruebas béasicas de corazén (porosidad y permeabilidad), que estan en cercania
con las zonas productoras. Para la simulacion son importantes las propiedades de
estos intervalos, por lo tanto al suponer estos valores se le adiciona mas

incertidumbre al modelo.
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CONCLUSIONES

Las unidades de flujo en el area de estudio (bloque | del Campo Escuela
Colorado), se establecen mediante andlisis estadistico, petrografico y
sedimentologico, con base en el radio de poro y el indice de zona de flujo
(FZl).

Para reproducir la tasa de fluidos en la vida productiva del yacimiento, es
importante elegir correctamente el método de identificacion de unidades de
flujo, esto se debe a su relacion con el modelo de distribucién de
permeabilidad que se utiliza.

El bloque | del campo Colorado tiene tres unidades de flujo, que
corresponden a las tres modas encontradas en los histogramas de
frecuencia, con base en 97 muestras de 6 pozos del bloque I. Mediante el
uso de un software estadistico, se obtuvo un valor promedio de radio de

poro e indice de zona de flujo para cada unidad.

El modelo de poblamiento de permeabilidad propuesto en este trabajo,
basado en la ecuacion de Winland, se ajusta adecuadamente a los datos de
permeabilidad de ndcleos con que se cuentan, a diferencia de la ecuacion
utilizada por Ecopetrol que esta subestimando el valor de la permeabilidad.

La informacion petrofisica del Campo Escuela Colorado no es suficiente;
ningun pozo de este bloque cuenta con registros y con pruebas de nucleos,
lo cual impide que se pueda hacer un amarre roca-registro al bloque. Por

esta razén no se realizé un modelo de simulacion al bloque.
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La definicion del modelo conceptual de simulacion, donde se reprodujo el
comportamiento del pozo C-25, no es la adecuada; debido a que el pozo en
su columna sedimentoldgica tiene intervalos sin interpretacion ni pruebas
bésicas de corazén (porosidad y permeabilidad), que estan en cercania con
las zonas productoras,. Para la simulacion son importantes las propiedades
de estos intervalos, por lo tanto al suponer estos valores se le adiciona mas

incertidumbre.
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RECOMENDACIONES

e Actualizar el modelo estratigréfico, sedimentologico y petrofisico para cada
subzona, para evitar el uso de mapas de isopropiedades que crean

incertidumbres en los resultados de la simulacion.

e Perforar nuevos pozos, correr el set de registros integrado por registros de
porosidad, saturacion y litologicos; ademas obtener corazones para
hacerles pruebas béasicas y especiales, con el fin de hacer los amarres

roca-registro.

e Adelantar un estudio en el cual se localicen zonas gasiferas y revisar los
estudios PVT’s existentes para verificar la coherencia de la informacion con
el comportamiento de produccién, esto con el fin de lograr la reproduccion

de las tasas de gas.
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ANEXOS

Anexo 1. Datos de Susilo, Agus. Permeability Prediction Based on Capillary,
2010, Paper SPE 141122. p. 18-20.

n Profundidad ¢ Kk
1,00 1574,90 0,29 428,00
2,00 1575,15 0,36 2131,00
3,00 1575,30 0,33 2658,00
4,00 1575,65 0,34 3129,00
5,00 1576,52 0,36 4675,00
6,00 1577,00 0,32 2660,00
7,00 1577,19 0,34 2820,00
8,00 1577,32 0,32 1864,00
9,00 1577,38 0,32 2535,00

10,00 1578,32 0,24 841,00
11,00 1579,57 0,33 2461,00
12,00 1579,67 0,21 1033,00
13,00 1665,30 0,28 470,00
14,00 1665,30 0,30 307,00
15,00 1669,66 0,28 63,00
16,00 1670,67 0,33 317,00
17,00 1670,67 0,25 316,00
18,00 1671,50 0,26 66,00
19,00 1672,97 0,31 220,00
20,00 1672,97 0,28 198,00
21,00 1674,57 0,31 268,00
22,00 1676,02 0,24 131,00
23,00 1676,94 0,29 418,00
24,00 1676,94 0,33 398,00
25,00 1677,77 0,27 122,00
26,00 1677,77 0,30 111,00
27,00 1678,78 0,27 111,00
28,00 1679,66 0,34 1673,00
29,00 1681,42 0,24 419,00
30,00 1681,42 0,32 634,00
31,00 1682,26 0,19 15,00
32,00 1921,12 0,20 4,80
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33,00 1922,13 0,10 23,00
34,00 1923,08 0,12 19,00
35,00 1924,04 0,11 0,37

36,00 1924,90 0,16 4,50

37,00 1936,14 0,14 35,00
38,00 1937,14 0,15 14,00
39,00 1942,51 0,12 6,20

40,00 1943,56 0,12 1,10

41,00 1943,56 0,17 0,52

42,00 1947,18 0,25 69,00
43,00 1948,32 0,29 561,00
44,00 1949,47 0,26 327,00
45,00 1950,51 0,24 69,00
46,00 1951,51 0,27 194,00
47,00 1951,75 0,25 203,00
48,00 1952,81 0,30 282,00
49,00 1953,72 0,31 905,00
50,00 1953,72 0,29 898,00
51,00 1954,54 0,20 6,30

52,00 1954,54 0,21 10,00
53,00 1955,57 0,13 6,20

54,00 1963,18 0,25 75,00
55,00 1963,18 0,22 105,00
56,00 1964,06 0,22 43,00
57,00 1964,88 0,23 135,00
58,00 1964,88 0,27 133,00
59,00 1965,88 0,28 323,00
60,00 1966,88 0,27 63,00
61,00 1973,12 0,14 0,74

62,00 1973,94 0,24 34,00
63,00 1974,82 0,21 34,00
64,00 1974,82 0,20 13,00
65,00 1975,99 0,22 30,00
66,00 1975,99 0,21 42,00
67,00 1977,46 0,16 3,30

68,00 1978,53 0,24 165,00
69,00 1978,53 0,26 158,00
70,00 1979,48 0,26 113,00
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71,00 1980,33 0,15 0,28
72,00 1981,45 0,23 122,00
73,00 1982,41 0,21 108,00
74,00 1983,42 0,16 2,80
75,00 2011,10 0,24 62,00
76,00 2011,10 0,23 61,00
77,00 2011,70 0,24 91,00
137,00 2013,34 0,22 167,50
138,00 2013,80 0,23 52,00
139,00 2015,18 0,23 172,00
78,00 2018,45 0,20 53,00
79,00 2018,45 0,22 69,00
80,00 2019,46 0,22 43,00
81,00 2019,46 0,27 117,00
82,00 2020,42 0,24 111,00
83,00 2021,34 0,26 69,00
84,00 2022,23 0,28 52,00
85,00 2024,49 0,23 143,00
86,00 2024,49 0,20 137,00
87,00 2027,76 0,14 3,70
88,00 2027,76 0,14 1,10
89,00 2049,55 0,15 32,00
90,00 2049,55 0,15 0,90
91,00 2068,29 0,23 127,00
92,00 2068,29 0,26 95,00
93,00 2069,02 0,26 143,00
94,00 2069,02 0,23 63,00
95,00 2092,52 0,16 15,00
96,00 2093,39 0,19 1,90
97,00 2093,39 0,21 59,00
133,00 2114,17 0,20 1267,00
134,00 2114,75 0,15 98,00
135,00 2115,50 0,24 1959,50
136,00 2117,75 0,19 396,00
106,00 2148,70 0,22 808,00
107,00 2149,70 0,27 7442,00
108,00 2150,50 0,26 781,00
109,00 2152,20 0,25 35,00

126




110,00 2153,80 0,23 38,00
111,00 2154,70 0,24 301,00
112,00 2155,30 0,26 320,00
113,00 2156,40 0,28 3095,00
114,00 2170,80 0,19 1,60
115,00 2171,90 0,25 105,00
116,00 2173,30 0,21 53,00
117,00 2174,80 0,24 46,00
140,00 2176,15 0,21 1800,00
141,00 2176,38 0,18 30,00
118,00 2176,60 0,16 0,70
142,00 2178,04 0,19 56,00
143,00 2180,21 0,06 0,36
119,00 2184,80 0,23 3,10
120,00 2185,80 0,22 62,00
121,00 2186,40 0,04 4,10
144,00 2187,91 0,09 15,00
122,00 2189,60 0,05 0,60
123,00 2189,80 0,24 124,00
145,00 2189,80 0,10 0,68
124,00 2192,90 0,24 163,00
125,00 2193,50 0,25 282,00
126,00 2195,00 0,25 222,00
127,00 2196,80 0,23 200,00
128,00 2197,20 0,25 407,00
129,00 2201,70 0,23 98,00
130,00 2202,60 0,24 276,00
131,00 2203,40 0,26 192,00
132,00 2205,90 0,09 19,00
98,00 2206,36 0,21 36,00
99,00 2206,36 0,16 3,30
100,00 2207,18 0,04 14,00
101,00 2208,34 0,10 54,00
102,00 2225,74 0,16 1,50
103,00 2227,00 0,26 77,00
104,00 2227,00 0,16 7,00
105,00 2227,80 0,13 2,00
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Anexo 2. Correccion de porosidad y permeabilidad a presién de
confinamiento.

1. Correccion de porosidad a presion de confinamiento.

El esfuerzo neto de confinamiento (¢), como funcion de la profundidad para una
celda a condiciones de presion hidrostatica (con igual presiones en todas las

direcciones, radial y axial) es igual a:

P, — 2P
J:vTh (1)

Doénde:
P, = presiénnetadesobrecargavertical [psi]

P, = presiénnetadesobrecargahorizontal [psi]

El producto de la profundidad (D) en ft por la diferencia entre el gradiente
litostatico(a;,) e hidrostatico(oy,) es psi/ft, se conoce la presion neta de
sobrecarga vertical (P,) en psi.

P,=D(o,—0on) (2)

Sio, = 1psi/fty o, = 0,433 psi/ft, la ecuacion (2) queda:

P, = D(1psi/ft — 0,433psi/ft)
P, = 0,567D (3)

La presion de sobrecarga horizontal(B,), en funcion del factor de Poisson(v) (para

el caso de una arenisca es 0,25) y presion neta de sobrecarga vertical:

P=(r=)p ©®
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Se reemplaza el valor de v y P, de la ecuacion (3) en la ecuacion (4) queda:

P, = 0,18711D (5)

Se reemplaza las ecuaciones (5) y (2) en la ecuacién (1), esta queda:

0,567 + 2(0,18711)
G:( 2 >D

o =0,313D (6)

Dénde:

o = Esfuerzo neto de confinamiento[psi] D = Profundidad de interés [ft]

Jones®, realiza ensayos en laboratorio analizando la variacién de la porosidad

(volumen poroso) con los esfuerzos, encontrando la siguiente expresion:
Vp = Vpy, exp{a,[exp(—o/a”) — 1]}/(1 + Co) (7)

Vp = Volumén poroso corregida @ o # 0 [cm3]
Vpy, = Volumén poroso@ o = 0[cm?]
C = Compresibilidad de laroca = 3E — 06[psi™1]
o* = Maximo esfuerzo en la historia de depositacion[psi]

a, = Constante de la ecuacion o = Esfuerzo neto de confinamiento|[psi]

39JONES, S. C.-Two-point-determination of permeability and PV vs. net stress: SPE Formation Evaluation, p.236, 1988.
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Reemplazando la ecuacién (6) en la ecuacion (7), la variacion del volumen poroso

con el esfuerzo neto de confinamiento, para una arenisca:
Vp = Vpy, exp{a,[exp(—0,313D/c*) — 1]}/(1 + 0,313CD) (8)

2. Efecto de la presiéon de confinamiento en la permeabilidad absoluta.

La presion de confinamiento disminuye el valor de la permeabilidad absoluta,
Jones® realiz6 medidas de analizando la variacién de la permeabilidad con la
presion de sobrecarga o confinamiento, encontrando la ecuacion (9) mostrada a

continuacion:

k= ko exp{ay[exp(—a/a™) — 1]}
B 1+ Co

€))

Ddénde:

k = Permeabilidad corregida @ o # 0 [mD] k, = Permabilidad @ ¢ = 0[mD]
o = Esfuerzo neto isostatico[psi]C = Compresibilidad de laroca [psi™!]

o* = Maximo esfuerzo en la historia de depositacion [psi]

a, = Constante de la ecuaciéon

Si no se tiene conocimiento del valor ¢*, entonces se asume como 3000 psi y el
valor de compresibilidad de la roca es cominmente 3 x 10~ ®psi~!.

Se introduce la ecuacion (6) en la ecuacion (9), quedando:

ko exp{ax[exp(—0,313D/0™) — 1]}
B 1+ 0,313CD

k (10)

D = Profundidad de interes [ft]

“% Ibid, p. 170.
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Anexo 3. Gréafico de Pickett para hallar Sw, K y la relacion (K/Phi).

Pickett*" “? introduce un gréafico log-log de porosidad en fraccién en el eje de las
ordenadas contra R;resistividad verdadera en ohm m en el eje de las abscisas.

Pickett mediante la manipulacion de las siguientes ecuaciones basicas:

F=a¢p™ €]
Sw = I_l/n (2)
R
I= t/RO 3)
_Ro
Fp="0/ y
Dénde:
F:Factor de Formacion. m: Factor de cementacion.

a: Constante en la ecuacién factor de formacion. ¢: Porosidad [Frac]
Sy:Saturacion de agua [Frac] n: Exponente de la saturacién de agua.
I: Indice de resistividad. R,: Resistividad del agua [ohm m]

R;: Resistividad verdadera de la formacion [ohm m]

Pero también,
R
I'= t/FRW 4)

Despejando R; de la ecuacion (4) e incluyéndole la ecuacién (1) se obtiene:
R, = IFR,,

4PICKETT, G. R., 1966, A review of current techniques for determination of water saturation from logs: Journal of
Petroleum Technology, v. 18, p. 1430.

“PICKETT, G. R., 1973, Pattern recognition as a means of formation evaluation: Society of Professional Well Log
Analysts 14th Annual Logging Symposium Transactions, paper A, p. A10.
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R, =1aR,¢p ™ (5)

Despajando I de la ecuacion (2) para reemplazar en la ecuacion (5) la nueva
ecuacion queda:
I=S,"

Re = Sy™ aRye™™  (6)

Aplicando logaritmo base 10 a ambos lados de la ecuacion (6) se obtiene:

log Ry = —mlog ¢ + log(aR,,) — nlogs,, (7)

La anterior ecuacion es conocida como la ecuacion de Pickett. Considerado zonas
con un R, constante y de la misma litologia (de m y n similares), un gréafico log-log
de ¢ Vs.R, mostrara diferentes lineas paralelas de pendiente negativa que
equivale a —m, cada linea le corresponde un valor especifico de saturacion de

agua.

El vector de saturacion de agua aumenta en direccién sur oeste en el primer
cuadrante del plano cartesiano, es de aclarar que la maxima saturacion de agua
alcanzable es de 100%. En la linea de saturacion de agua S, =100% y ¢ =

100% se determina el log(aR,,).

Ejemplo:

Usando los datos de la tabla 1, se procede a elaborar el grafico de Pickett:

“Los resultados de medidas de laboratorio se hacen a 12 muestras de areniscas
limpias mojadas por agua y el analisis de registros es mostrado en la tabla. La
resistividad de la muestra con agua de formacién a 25°C es 0.056Qm. La

temperatura de la formacion es 89°C”.
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Tabla 1. Datos tomados de Tiab and Donaldson®®

Muestra | ¢[Frac] | Ro[Om] | R.[Qm]
1 0,204 0,665 30
2 0,178 0,83 24
3 0,163 0,96 22
4 0,201 0,68 21
5 0,143 1,19 20
6 0,252 0,47 16,5
7 0,254 0,46 20
8 0,273 0,41 23
9 0,175 0,85 20
10 0,2 0,68 16
11 0,174 0,86 17
12 0,144 1,17 17

Fuente: TIAB, DJEBBAR AND DONALDSON, ERLE C. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring

Reservoir Rock and Fluid Transport Properties,, 2nd ed, Gulf Professional Publishing, 2004.p. 302 Modificado.

Aplicando la ecuacién de Arps* se obtiene que la resistividad del agua a

condiciones de yacimiento es:

R, =0.0560m T, =25C T,=89C R,=?

_ 0.056[25 + 21.5]
27 894215

= 2,3566 X 1072Qm

Cuantificando el indice resistividad (I) y el factor de formacion (F), para

determinar el exponente de cementacion (m).

R,[Om] = 0.665 ;R,[Qm]=30; R,[Qm]=23566x10"% F=2?; [=?

o Ro 0,665
R, 2,3566x 10

— = 28,219086

“TIAB, op.cit., p. 302.

“ 44ARPS, J.J.: ”The Effect of Temperature on the Density and Electrical Resistivity of Sodium Chloride Solutions”,

Trans., AIME (1953) 198 p.327.
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I= Re 30 _ 45,112782
R, 0665

En la tabla 2 se muestran para los otros valores. Para estimar la saturacion de
agua, ultimo se supone un exponente de saturacion de n=4 y para la primera
muestra es asi:

I =45,112782 ; n=4

Sy =171
S, = 45,113 ~1/* =0,386

A Continuacion se muestra la tabla desarrollada, para las muestras restantes:

Tabla 2. Factor de formacion (F), indice de resistividad (I) y saturacion de

agua (Sy).
Muestra| ¢[Frac] | Ro[Qm] | Ri[Qm]| F I [ S,[Fra]
1 0,204 0,665 30 28,219 | 45,113 | 0,386
2 0,178 0,83 24 35,221 | 28,916 | 0,431
3 0,163 0,96 22 40,737 | 22,917 0,457
4 0,201 0,68 21 28,856 | 30,882 | 0,424
5 0,143 1,19 20 50,497 | 16,807 | 0,494
6 0,252 0,47 165 | 1994 | 35106 | 0411

Fuente: TIAB, DJEBBAR AND DONALDSON, ERLE C. Petrophysics: Theory and Practice of Measuring

Reservoir Rock and Fluid Transport Properties,, 2nd ed, Gulf Professional Publishing, 2004.p.312Modificado.

Realizando un grafico log-log del factor de formacion F versus porosidad ¢se

encuentra la constante a y el factor cemeéntate m segun la ecuacion (1)

F=a¢p™
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Figura 1. Factor de Formacion versus Porosidad (Grafico de Archie)

Gréafico de Archie

S~

100

-
e
]
—

y=2,06064PHI e
R2={.99991

0.1 1
Porsidad [Frac]

Fuente: Autores

Gréficamente se hace una regresion tipo potencial para los datos y se encuentra
que:
F = 2,06064¢ 164368
Se cuantifico a = 2,06064 y m = 1,644
Usando la ecuacion (7) se genera la ecuacion tipo de la siguiente forma:
logR; = —mlog ¢ + log(aR,) — nlogs,,
Siendo en la ecuacion (7) la porosidad en fraccion la variable independiente, la

resistividad verdadera la variable dependiente y la saturacién de agua (S,,) el

parametro de esta ecuacion. Se hace el siguiente ejemplo para una S,, = 0,5:
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La constante (a) de la ecuacion de formacion, el factor cementante (m) y la
resistividad del agua (R,,) permanecen constantes, solo la saturacion de agua
(5,,) es una constante variable.

Generando valores tipo para cada ejercicio:

a=2,061;, m=1,644 ;R, = 2,357 X 107%yS,, = 0,5
R, =S, aR,,¢o™™
Para¢ = 0,1
R, = 0,57*x 2,061 x 2,357 x 1072 x 0,1716%* = 8,5511O0m
Para¢g = 0,2
R, = 0,57* % 2,061 x 2,357 x 1072 x 0,27 164 = 2 7366O0m

Desarrollando la tabla para los valores de interés los cuales mejor se ajusten a los

datos medidos en laboratorio:

Tabla 3. Valores de saturacion de agua (S,,)

Tipo Sy =05 Sy=046 | S, =043 Sy=04 |S,=0,375
¢[Frac] R [Qm] R/ [Qm] R [OQm] R [Qm] R [Qm]
0,1 8,551077 | 10,102879 |11,561759| 13,361058 | 15,201915
0,2 2,736679 3,233316 | 3,700215 | 4,276061 4,865207
0,3 1,405355 1,660391 | 1,900156 2,195868 2,498410
0,4 0,875844 1,034788 | 1,184213 1,368507 1,557056

Fuente: Autores.
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Los datos de la tabla se muestran en la figura 2:

Figura 2. Gréafico de Pickett con datos de la tabla 1

Grafico de Pickett para Sw

1
E e SW=0,5
(% e S0 =0, 46
® 01
= — S0=0,43
g — S0=0,4

—— S%=0,375
Datos
0.01 T i
0.1 1 10
R; [ohm m]
J

Fuente: Autores. Datos tomados ASQUITH, G.B. Use of Bulk Volume Water: Chapter 1l AAPG Special

Volumes. Volume ME 5: Handbook of Log Evaluation Techniques for Carbonate Reservoirs, p. 18 (1985).

1. Permeabilidad en la Pickett Plot

Morris and Biggs*® encuentra una relacién empirica de la permeabilidad en funcién
de porosidad y saturacion de agua irreducible. En situaciones donde se posee
informacion de corazones disponibles las constantes suele calibrase, para obtener

un buen comportamiento de los modelos, la ecuacion general de Morris and Biggs

es la siguiente:

ke = ¢, 0% /Sui (8)

45MORRIS, R. L., and W. P. BIGGS. Using log-derived values of water saturation and porosity: Society of Professional

Well Log Analysts Annual Logging Symposium, 1967, 26 p
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¢, = n—esimaraiz de la permeabilidad. ¢ = Porosidad [Frac]
¢, = Constante de permebilidad para el gas o el petréleo.

¢z = Exponente de porosidad o factor de cementacion.

k = Permeabilidad [mD]

Swi = Saturacion de agua irreducible [Frac] cuando k,,, = 0

Pero si no se dispone de dicha informacién, Morris and Biggs*® sugiere para la
constante ¢, Para el caso de un crudo medio (25 API) es igual a 250, pero en un
gas seco a profundidades someras, la constante c,igual a 79, asimismo c3 un valor
de 3 y c, generalmente toma un valor de 2. Realizando los reemplazos
correspondientes las ecuaciones para el caso de un yacimiento de petréleos y otro

gas quedan:

k'/2 = 250 ¢3/S,,; Yacimiento de Petréleo (9)

k'/2 =79 ¢3/Syi Yacimiento de Gas. (10)

De la ecuacion (9) despeja la saturacion de agua irreducible (S,,; ),
S, =2504%/k'2 (11

Introduciendo la ecuacién (11) en la ecuacion (6) se obtiene:

Re = a¢ ™R, (250 ¢3/k1/2)—n

R = ap=""R, (250/k"2) " (12)

La expresion obtenida por Aguilera*” aplicando logaritmo base 10 en la ecuacién

(12), la ecuacion de manera general queda:

“®Ibid., p.27

47AGUILERA, R., and AGUILERA,M. S., The integration of capillary pressures and Pickett plots for determination of
flow units and reservoir containers: Society of Petroleum Engineers Annual Technical Conference and Exhibition, SPE
paper 71725, 2001, 13 p.
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logR; = —(3n+m)log¢ + log [aRW (cz/kl/cﬂe)_n] (13)
De manera particular queda:
1 -n
logR; = —(3n+m)log ¢ + log [aRW (250/k /2) ] (14)

Realizando un grafico log-log de ¢ Vs.R; con la ecuacion (14), resultard una serie
de curvas tipos lineales paralelas entre si de permeabilidad, en donde la variable
independiente es la porosidad y la dependiente es la resistividad verdadera. Esta
lineas paralelas de permeabilidad tendrdn una pendiente de —(3n + m) para los
intervalos de una saturacion de agua irreducible con una permeabilidad constante
y se mantendra constante el producto aR,,. Cuando m = n, entonces la pendiente

de las lineas es igual a —4m. Extrapolando la linea recta hasta la ¢ =1 se

. 17\
obtiene el producto aR,, (250/k /2) .

Mediante el uso de la ecuacion (12) usando los datos de la tabla 1:

a=2061; m=1644;n=4; R, = 2357 x 102
-n
Re = ap~3"""R, (250/k/2)

» Para una permeabilidad de 1000 [mD]
Para¢ =0,1

-4
R, = 2,061 x 0,173%4-1644 % 2 357 % 102 X (250/10001/2) = 1368172,326Qm

» Para una permeabilidad de 100 [mD]
Para¢ =0,1

—4
R, = 2,061 x 0,1-3%41644 x 2 357 x 102 x (250/1001/2) = 54726,8930m

Desarrollando la ecuacion para los valores de la tabla 1, donde se busca la mejor

curva que se ajuste a los datos:

139



Tabla 4. Valores de permeabilidad (k) para los datos de la tabla 1

Tipo k =50[mD] | k=10[mD |k =4[mD] |k =1[mD]
¢[Frac] R:[Qm] R:[Qm] R:[Qm] R [Qm]
0,1 |1368172,326 | 54726,893 | 8756,303 | 547,269
0,13 38153,481 1526,139 244,182 15,261
0,16 2244,880 89,795 14,367 0,898
0,19 215,236 8,609 1,378 0,086
0,22 29,123 1,165 0,186 0,012
0,25 5,091 0,204 0,033 0,002

Fuente: Autores.

Se grafican convenientemente en lineas continuas, similares a las que se usan
para la saturacién de agua, del gréfico de Pickett. A continuacion se presenta el
grafico de Pickett donde se aprecia de manera grafica la permeabilidad promedio

de cada muestra (Ver Figura 3):

Figura 3. Gréfico de Pickett, con permeabilidad.

Porosidad

0.01

Grafico de Pickett, parak

0.1 -

10
Ry

100

— Sw=0,5
— Sy=0,46
e S0 =0,43
— S =0,4
— Sw=0,375
k=50 [mD]
= k=10 [mD]
k=4 [mD]
k=1 [mD]

K

Fuente: Pickett, G. R., 1966, A review of current techniques for determination of water saturation from logs:

Journal of Petroleum Technology, v. 18, p. 1430. Modificado.
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2. Relacién (K/Phi) constante en gréafico de Pickett.

Aguilera®® modifica la ecuacién (13) como se muestra a continuacién para obtener

como parametro la relacion (k/¢)™+; se obtiene la ecuacion (15):

-n Ye, \
Rt — ¢—C3n—maRW (Cz/kl/c4) X d) /¢1/C

)

-n

n C
—Cz3n—-m+— 2
? ¢+ X aR,, | ——

Ye,
)
R, = ¢‘C3"""+% X aR,,C," (g>% (15)

Reemplazando las constantes en la ecuacion 15 se obtiene:

R,= ¢

n

5n

R, = =2 ™aR,, 250" (g) (16)

Aplicando logaritmo a ambos lados de la ecuacién 16:

ky?

5n
logR; = (—7 —m)log ¢ + log|aR,,250™" <$)

] (17)

Realizando un gréfico log-log de ¢ Vs. R, con la ecuacion (17) las lineas paralelas
de la razén permeabilidad y porosidad tendran una pendiente de (_5711 —m) . Para

los intervalos de una saturacion de agua irreducible, con una permeabilidad y

*AGUILERA, ROBERTO, et al. The Integration of Capillary Pressures and Picket Plots for Determination of
Flow Units and Reservoir Containers, Paper SPE 71725, 2002b. p.11
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porosidad constante, se mantendra constante el producto aR,,. Extrapolando la

linea recta hasta la ¢ = 1 se obtiene el productolaRWZSO‘” (%)El

La ecuacion (17) es util puesto que es posible comparar cuantitativamente la
relaciéon (k/¢), segin Aguilera*, “Es una herramienta poderosa para resolver
problemas de ingenieria de yacimientos y geologia”. Ademas se valida esta
relacion con los resultados obtenidos con el método de identificacion de unidades
de flujo ideado por Amaefule®.

Usando los datos mostrados en la tabla 1, ademas de la ecuacion 17, se
construye curvas de valores constantes de relacion permeabilidad-porosidad
(k/¢), para identificar el grado de heterogeneidad en las unidades de flujo

presentes en dichos datos.

a=2,061; m=1,644 ;R, = 2,357 x 10~2yk = 1000 [mD]

Para una relacion (k/¢) de 2000 [mD]
» Para¢ = 0,08
R, = 0,08_22_0_1’64'4 x 2,061 x 2,357 X 1072 x 250‘4(2000)§ = 294204942,7 Qm
» Parag =0,1

20 4
R, = 0,172z “*** x 2,061 x 2,357 x 1072 x 250~*(2000)z = 21890757,22 Qm

“AGUILERA, ROBERTO, et al. The Integration of Capillary Pressures and Picket Plots for Determination of
Flow Units and Reservoir Containers, Paper SPE 71725, 2002b. p.11

°AMAEFULE, op.cit. p.4
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Tabla 5. Valores de relacion porosidad permeabilidad (k/¢).

Tipopara | k/¢ =2000 | k/¢p =200| k/¢p =50 | k/¢p =20 | k/p=7
¢[Frac] R [Qm] R:[Qm] R:[Qm] R:[Qm] R:[Qm]
0,08 294204942,66 | 2942049,43 | 183878,09 | 29420,49 3604,01
0,1 21890757,22 | 218907,57 | 13681,72 2189,08 268,16
0,12 2619990,36 26199,90 1637,49 262,00 32,09
Fuente: Autores
Figura 4. Gréfico de Pickett con relacion(k/¢).
Gréafico de Pickett, pararelaciéon K/Phi
——5w=0,5
Sw=0,46
—— Sw=0,43
o ——Sw=0,4
g ——— 5w=0,375
£ Datos
——— K/PHI=2000
- === K/PHI=200
K/PHI=50
0.01 , , K/PHI=20
0.1 1 10 100 K/PHI=7
Ry
J

Fuente: Autores.
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Anexo 4. Diagrama completo de la metodologia.
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i

En los pozos analizados se
define cut offs, con un resistro
0 Srupo de registros, para
observar el comportamienw de
estos en cada unidsdde flujo.
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Anexo 5. Tabla resumen de la metodologia aplicada.

n | POZO |PROF.[ft]| phi |K[mDa]|PHIz|Ral| FZI | rp Lit‘;tzir“ ”t‘:;i;”s k[':z[:a] k[';';a] Cokr[r:‘IIa):i]én
ECP
1| coL3 | 398 |0.10361| 0.423 [0.12|0.06|0.55| 0.43 » 1 122 102 0.82
2| coL3 | 4060 [0.14362| 8328 |0.17|0.24|1.43| 1.88 3 3 357 | 13.66 371
3| cOL3 | 4060.17 |0.15062 | 9.487 |0.18|0.25|1.41| 1.94 3 3 418 | 14.65 4.84
4| coL3 | 4062.79 |0.15962 | 18.852 | 0.19|0.34|1.80| 2.77 3 3 509 | 1595 6.80
5 | COL3 | 406454 |0.12662 | 2.884 |0.14|0.15|1.03| 1.12 3 1 235 137 1.95
6 | COL3 | 4065.25 | 0.0636 | 0.293 |0.07|0.07|0.99 | 0.53 » 1 026 0.50 0.18
7 | coL3 | 4066.17 |0.10661 | 1.166 |0.12|0.10|0.87 | 0.76 . 1 134 1.06 0.91
8 | coL3 | 4068.08 |0.07161| 0.295 |0.08|0.06|0.83 | 0.48 3 1 0.38 0.59 0.24
9| coL3 | 4070 |0.01459| 0.243 |0.01|0.13|8.65| 1.69 2 3 014 0.47 0.03
10| coL3 | 4063 |0.15962 | 53.471 | 0.19 | 0.57 |3.03 | 5.11 . 2 4493 | 67.00 6.80
11| coL3 | 4073 |0.14362| 1.286 |0.17|0.09|0.56 | 0.63 . 1 3.57 164 3.71
12|coL19| 3255 |0.09661| 0.317 |0.11|0.06|0.53 | 0.39 . 1 0.98 0.92 0.63
13|coL19| 32713 |0.15562| 2.539 |0.18[0.13|0.69| 0.87 3 1 467 1.85 5.84
14| coL19 | 32729 |0.16062 | 2.226 |0.19 |0.12|0.61 ]| 0.78 5 1 519 1.04 206
15| coL19 | 32742 |0.08261| 0.451 |0.09 |[0.07|0.81| 0.54 3 1 0.59 073 0.37
16| COL19 | 32844 | 0.0546 | 0.347 |0.06 |0.08 |1.37| 0.67 5 1 016 0.40 0.13
17| coL19 | 32858 |0.16162| 5.565 |0.19 [0.18|0.96| 1.34 3 1 5.30 1.96 733
18| COL19 | 32865 |0.12462| 0.764 |0.14 |0.08|0.55| 0.52 3 1 323 1.33 1.81
19|coL24| 2141 | 00576 | 0.274 |0.06 [0.07 |1.12| 0.56 5 1 0.19 0.43 0.14
20| coL24| 2149 |0.09261| 0.274 |0.10|0.05[0.53 | 0.37 3 1 0.85 0.86 0.54
21| coL24| 2152 |0.08261| 0336 |0.09|0.06[0.70| 0.46 . 1 0.59 0.73 0.37
22| coL24| 2527 | 00586 | 0316 |0.06|0.07|1.17| 0.59 3 1 0.20 0.44 0.15
23[coL24| 2531 | 0.0566 | 0.253 |0.06|0.07[1.11| 0.54 . 1 018 0.42 0.14
24| coL24| 3978 | 0.0446 | 0.253 |0.05|0.07 160 | 0.66 5 1 0.09 0.29 0.09
25(CoL24 | 3981 |0.07261| 0.284 |0.08|0.06[0.79 | 0.46 3 1 0.39 0.60 0.25
26| coL24| 4016 | 0.0246 | 0.253 |0.03|0.10[3.99 | 1.10 . 1 012 0.12 0.0
27| coL24| 4025 | 0.0356 | 0.274 |0.04|0.09 (236 0.84 q 1 0.38 021 0.06
28| coL25| 1890 |[0.11762| 233 |0.13]0.14|1.05| 1.05 3 1 185 123 1.39
29| coL25| 1895 |0.10761| 0347 |0.12|0.06[0.47 | 0.37 3 1 1.38 1.08 0.95
30| COL25 | 1898 |0.07761| 0.347 |0.08|0.07|0.79 | 0.49 3 1 0.49 0.67 031
31| COL25 | 1914 |0.19763| 7.548 |0.25|0.19[0.79 | 1.34 2 1 10.59 563 28.65
32(coL25| 1915 |0.11762 | 40.947 |0.13 |0.59 | 4.40 | 5.69 q 2 1631 | 4278 1.39
33| coL25| 1916 |0.16763 | 65.996 |0.20 | 0.62 [3.09 | 5.55 . 2 5304 | 7199 9.20
34(coL25 | 1917 |0.16763 | 53.471 |0.20|0.56 [ 2.78 | 4.90 q 2 5304 | 7199 9.20
35| COL25 | 19245 |0.11762| 0.764 |0.13|0.08 |0.60 | 0.55 3 1 185 123 1.39
36| COL25| 1929 |0.11762| 8592 |0.13|0.27|2.01] 2.27 . 3 1631 | 1019 1.39
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37| coL25| 1956 |0.15762| 12.767 |0.19 |0.28 | 1.51 | 2.23 3 3 4.87 15.66 6.30
38| coL25| 1966 | 0.0576 | 0.274 |0.06 |0.07|1.12| 0.56 3 1 019 043 0.14
39| coL25| 1972 |0.09761| 0.274 |0.11|0.05|0.49 | 0.35 3 1 101 0.93 0.65
40| coL25 | 1977 |0.08761| 0.305 |0.10 |0.06 |0.61| 0.41 3 1 0.71 0.80 0.45
41| coL25| 1984 | 0.0476 | 0.973 |0.05|0.14 |2.84| 1.38 1 1 093 032 0.10
42| coL25| 1991 |0.08761| 0.556 |0.10|0.08 |0.82| 0.59 3 1 0.71 0.80 0.45
43| coL25| 1995 |0.11762| 1.495 |0.13|0.11|0.84| 0.81 3 1 185 1.23 139
44| coL25| 1998 |0.18763| 72.258 |0.23|0.62 |2.67 | 5.31 1 2 7809 | 84.96 19.62
45| COL25 | 2067 | 0.0336 | 0.267 |0.03|0.09|2.55| 0.87 1 1 032 0.19 0.06
46| COL25 | 2123 |0.16562 | 26.641 | 0.20 | 0.40 | 2.01| 3.29 1 3 5091 | 16.84 8.53
47| coL25 | 2125 |0.06761| 13.811 |0.07 | 0.45 |6.19 | 4.85 2 2 1599 | 18.96 0.21
48| coL25| 2126 |0.13762| 13.811 | 0.16 |0.31|1.97 | 2.62 1 3 2734 | 12.83 .96
49| coL25 | 2129 |0.15762| 14.854 |0.19 | 0.30 | 1.63 | 2.43 3 3 4.87 15.66 6.30
50| coL25 | 2277 |0.12762| 1.704 |0.15|0.11|0.78 | 0.82 3 1 241 138 .02
51| coL25| 2278 |0.08761| 1.286 |0.10 |0.12|1.25| 0.96 3 1 071 0.80 0.45
52| CcOL25| 2279 |0.14762| 28.422 |0.17 |0.44|2.52 | 3.77 1 3 3454 | 14.22 4.32
53| COL25| 2282 | 0.0486 | 0.381 |0.05(0.09|1.72| 0.78 3 1 011 033 0.10
54| COL25| 2286 |0.17763 | 81.651 |0.22 |0.67 |3.12| 5.98 1 2 64.66 | 78.39 13.44
55| COL25 | 2286 |0.17763 | 68.083 |0.22 [ 0.61|2.85| 5.37 1 2 64.66 | 78.39 13.44
56| COL25 | 2286 |0.15762| 41.991 |0.19 [0.51|2.74 | 4.48 1 2 23.05 | 6577 6.30
57| coL25| 2351 |0.10761| 0.66 |0.12|0.08|0.64| 0.54 3 1 138 1.08 0.95
58| COL25 | 2376 |0.17763 | 46.165 | 0.22|0.51|2.34 | 4.28 1 2 64.66 | 78.39 13.44
59| COL25 | 2381 |0.17763|116.093|0.22 |0.80|3.72| 7.35 1 2 64.66 | 78.39 13.44
60 | COL25 | 2383 |0.16763 |107.744 | 0.20 | 0.80 | 3.95 | 7.40 1 2 5304 | 71.99 9.20
61|COL 26| 3548 |0.15562| 4.209 |0.18 |0.16|0.89 | 1.17 3 1 4.67 1.85 584
62| COL 26| 3830 |0.15062| 5.461 |0.18|0.19|1.07 | 1.41 3 1 418 1.76 4.84
63| COL 26| 3832 |0.12462| 3.374 |0.14|0.16|1.15| 1.25 3 1 223 133 181
64| COL 26| 3835 |0.15062| 7.34 |0.18|0.22|1.24| 1.67 3 3 4.18 14.65 4.84
65| COL 26| 3846.5 |0.19363|298.741|0.24 | 1.23|5.14 | 11.90 2 2 50217 | 88.98 24.62
66 | COL 26| 3852.5 |0.17163 | 56.602 |0.21 |0.57 | 2.75 | 4.97 1 2 5748 | 7453 10.71
67|COL 26| 4120.7 |0.09761| 0.451 |0.11|0.07|0.62| 0.47 3 1 101 0.93 0.65
68 | COL 26| 4124.8 |0.12662| 1.182 |0.14 |0.10|0.66 | 0.66 3 1 235 137 1.95
69 | COL 26| 4127.2 |0.15562| 5.774 |0.18 |0.19|1.04 | 1.41 3 1 4.67 1.85 584
70 | COL 26| 4129.9 |0.10361| 0.869 |0.12 |0.09|0.79 | 0.66 3 1 122 1.02 0.82
71| coL 27| 3495 |0.10561| 0.472 |0.12|0.07 |0.56 | 0.45 3 1 130 1.05 0.88
72| COL 27| 3496.2 |0.11962 | 0.347 |0.14 [0.05|0.39 | 0.34 3 1 1.05 1.26 150
73| cOL 27| 34969 |0.13562| 0.451 |0.16 |0.06|0.36| 0.36 3 1 205 151 2.74
74 | COL 27| 34985 |0.12662| 0.556 |0.14 |0.07|0.45| 0.43 3 1 235 137 1.95
75| COL 27| 3499.9 |0.13762| 1.286 |0.16 |0.10|0.60 | 0.65 3 1 310 1.54 .96
76 | COL 27| 3780 | 0.0646 | 0.389 |0.07 |0.08|1.12| 0.62 3 1 0.27 051 0.19
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77|coL 27| 3780 | 0.0586 | 0.285 |0.06 |0.07|1.11| 0.56 3 1 0.20 0.44 0.15
78| cOL 27| 3783.6 |0.14162| 0.66 |0.16|0.07|0.41| 0.43 3 1 3.40 161 344
79| coL 27| 3785.1 | 0.0623 | 0.66 |0.07 [0.10|1.54| 0.87 3 1 0.24 0.48 017
80| COL 27| 3821.8 | 0.0636 | 0.347 |0.07 |0.07 | 1.08| 0.59 3 1 0.26 0.50 0.18
81|COL 27| 40356 |0.17563| 6.087 |0.21|0.18|0.87| 1.31 3 1 704 221 12.46
82| COL 27| 4036.2 |0.17863| 6.818 |0.22|0.19|0.89| 1.38 3 1 746 227 13.96
83| COL 27| 4037.3 |0.16963| 4.209 |0.200.16 |0.77 | 1.09 3 1 6.25 210 003
84| COL 27| 40384 |0.10461| 2.226 |0.12|0.14|1.24| 1.14 3 1 126 1.03 0.85
85| COL 27| 4061.7 |0.06861| 0.347 |0.07 |0.07 |0.96| 0.55 3 1 033 0.56 0.22
86| COL 27| 4109.6 |0.08761| 0.347 |0.10|0.06 | 0.65| 0.44 3 1 071 0.80 0.45
87|coL 27| 4473 | 0.0426 | 0.263 |0.04|0.08|1.75| 0.70 3 1 0.07 0.28 0.08
88|COL 27| 4473 | 0.0366 | 0.247 |0.04|0.08 |2.15| 0.77 1 1 041 0.22 0.06
89| COL 27| 4473 | 0.0356 | 0.245 |0.04|0.08|2.23| 0.79 1 1 038 021 0.06
90| COL 27| 4473 | 0.0356 | 0.245 |0.04|0.08 |2.23| 0.79 1 1 038 021 0.06
91|COL 27| 4499 |0.06861| 0.274 |0.07|0.06 |0.85| 0.48 3 1 033 0.56 0.22
92|coL 27| 4499 | 0.0586 | 0.258 |0.06 | 0.07 | 1.06 | 0.53 3 1 0.20 0.44 0.15
93|COL 27| 4499 | 0.0566 | 0.249 |0.06 |0.07 |1.10| 0.53 3 1 018 0.42 0.14
94|coL 27| 4499 | 0.0556 | 0.248 |0.06|0.07 |1.13| 0.54 3 1 017 0.41 0.13
95| COL53 | 3691 |0.10161| 6.129 |0.11|0.24|2.16| 2.11 1 3 10.14 8.22 0.76
96| COL53 | 3691 |0.14142 | 35.102 | 0.16 | 0.49 | 3.00 | 4.43 1 2 2993 | 56.08 341
97| CcOL53 | 3691 |0.14462 | 29.884 |0.17 | 0.45 | 2.67 | 3.95 1 3 3225 | 13.80 385
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Anexo 6. Desarrollo de la ecuacion de Carman-Kozeny

Poiseuille encuentra una ecuacion que relaciona la tasa de flujo de un liquido
compresible de viscosidad (1) conocida a través de un capilar recto de longitud Ly

radio r, bajo la influencia de una diferencia de presion (AP).

El origen de esta ley esta fundamentado en la ley experimental de la viscosidad.
Esta ley establece que la fuerza tangencial F expresada en Dinas requerida para
mantener una diferencia constante entre las velocidades entre dos capas paralelas
gue se estan moviendo en el mismo sentido, donde se da una variacién en la

velocidad dV y el area A.

dv

E, = —pA—
y R ax

Donde F, es el componente de la fuerza que causa el esfuerzo de corte del fluido

y es medido perpendicular a x. Aplicando esta relacién a flujo de fluidos de un tubo

capilar de radio r, longitud L, y bajo una diferencia de presion (AP):

Esfuerzo de corte en un fluido en un tubo de radio x = AP(mx?)
_ 2ol dv
- THenx dx

Separando las variables x y v e integrando entre los limitesv =0 a r y v = vax

AP ;
—_— xdx:—fdv
0

Desarrollando v =
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Una tasa infinitesimal de flujo dQ entre el radio x y x + dx esta dada por

dQ = v(2mx)dx

Integrando ahora para obtener el total de la tasa de flujo Q,

nAP
Q= 2L (r? —x?)x dx
nr* AP cm3
_gzﬁ[ /51D

Donde

Q= Cm3/5, L =cm, u = poise,r = cm,AP = dinaS/Cm

La ley de Darcy aproxima el flujo de fluidos a través de n tubos capilares, donde
A; es el area de la seccibn trasversal incluyendo zonas con factor cementante del

“‘paquete” de tubos capilares:
_ kAAP

iy

Donde

Q= cm3/S' L = cm, u = centipoise, k = darcy, AP = atm

Haciendo las conversiones de unidades para que haya consistencia con la

ecuacion 1, la anterior ecuacion queda asi:

AP[

0 = 1013 x 108 “A<AF Cm3/s] (2)
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Igualando los caudales de las ecuaciones (1) y (2) se obtiene una funcion de

permeabilidad en funcién de la porosidad:

1 rénmr? L

= —_ — 2 3
k=ToEx1i0e8 a2 ™1 ®

Definiendo la porosidad en funcién de los tubos capilares presentes en el en el

medio poroso:

V, nmril’
¢) = — =
vV, AL
Despejando la relacion de areas
nmr? _ L 4
1 ¢ I (4)

Reemplazando la relacién de areas de ecuacion (4) en la ecuacion (3) se obtiene:

k_qbrz(L)Z 1 , :
=5 \7) *Tozxg ] ®

El coeficiente de tortuosidad es un numero adimensional, es la razén entre la
distancia entre dos puntos en la roca a través de los poros y los conectados por

una linea recta. Definida matematicamente:
LI 2
T=|—
%)
Dénde:

L' = Longitud real del trayecto del flujo.
L = Longitud de la muestra de roca.
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Figura 1. Medio Poroso idealizado con T = 1y con un rconstante

Figura 2. Capilarcont =1 Figura 3. Capilar con T # 1

L = Longitud en linea recta
L’ = Longitud entre dos puntos en el medio

Incluyendo el término de tortuosidad, la ecuacién 5 queda asi:

La principal suposiciones en el desarrollo del anterior igualacion son que “el
tiempo de viaje de un elemento de fluido en tubo capilar es igual que en un ERV

(Elemento Representativo de Volumen), mostrado en la figura 4.
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Figura 4. Representacion de un ERV.

7k

Fuente: Lake, L, W. and Carroll. H.B. Jr.: Reservoir Characterization. AcademicPress, Inc. Harcourt Bruce
Jovanovich, Publishers. New York. 1986. p.315

Definiendo el area superficial interna por unidad de volumen poroso (S.p), es el

cociente entre el area superficial y el volumen poroso:

As  n(Q2mrl) 2

Syp=—m = 222 (7
Py T n(mril) v @

Para un empaquetamiento esférico el area superficial interna por unidad de

volumen poroso (Syp) es:

_As  n(4mrl) 3

S, =—_== -
Vp v, n(4/3 nr3l) T

Para el empaquetamiento de tubos capilares que componen el medio poroso, el

area superficial interna por unidad de volumen de grano se expresa:

_A;  nQmrl)  2mrn mring2 1

SVgr_E_AL(l_(p)_A(l—d))_ A (?) (1_¢) (8)
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Combinando la ecuacion (7) y (8) da:

¢
Sygr = Svp (m) €))
La figura 5 muestra diferentes valores de Sy, para diferentes formas de grano.

Figura 5. Valores de Sgv para diferentes formas de grano.

Forma de Modelo Valor de

grano Sgv

- @
L 6/dg

gm ﬂ 6/dg
f 4/dg

Fuente: Escobar Macualo, Freddy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. 2008. p. 95.

La ecuacion 6, introduciendo la ecuacion 7, se escribe como:

(¢ 1 _ 1 10
= <2T2) (2/7,,)2 - ZSVp2T2 ¢ ( )

Sustituyendo el Sy, en la ecuacion 10, introduciendo la ecuacién 9 y ordenando:

1 ¢’
k= 272 2 2
T SVgr (1 -¢)
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Donde genéricamente se escribe asi:

k—< ! ) " ay
- FSTZ SVng (1_¢)2

Donde F,72 cominmente es llamada la constante de Kozeny. El F, denominado

factor de forma es 2 para una geometria circular cilindrica.
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Anexo 7. Gréaficos de los métodos de identificacién de unidades de flujo.

Figura 1. Gréafico Relacion Permeabilidad versus Porosidad.
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lm —3F=3t—t 3 == EEEEE EEEE :1:1:{:-’— = 3=
= - - - l ’1 S P~
3 1000 w e ¥ .
E Sl LT EE
® 100 $02 b
= = 3 . SZISESSS
.g 10 * . r [) [ PEl o
= s == | e
= - [AEA. =0.1931e26:24x
2 e L
I i _:L“ 1 | D = o “'.‘ 11
0.1 | | | [ 11 [ 1 ! |1
0 005 01 015 02 025 03 035 04
Porosidad (fraccion)
-

Fuente: Autores. Datos de Anexo 1.

Figura 2. Grafico integrado de Permeabilidad vs Porosidad
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Fuente: Susilo, Agus. Permeability Prediction Based on Capillary, 2010, Paper SPE 141122. Modificado.
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Figura 3. Gréfico Capacidad de flujo acumulado Vs Capacidad de
almacenamiento acumulado.
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Fuente: Autores. Datos de Anexo 1.

Figura 4. StratigraphicFlowProfile.

GR PHE || CPERM R35 | [_KIPHI %KH [__%PHIH
100 K 1|02 7000 [0 75| [T__2000 |0 50| [0 ]
Corecana| | Platten CPOR COREPERM ] ] ]
] 100| | Dolomite ||[#® pu__0|[0.2 * *2000| |0 R35| |0 KIPHI||0 %KH[|0  %PHH

uuuuuu COREP
|
| )
1 e
HNE ]
[T1 ! | —1
- =
P

Fuente: G. W. Gunter, et al. Early Determination of Reservoir Flow Units Using an Integrated Petrophysical
Method, 1997, Paper SPE 38679. p.5
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Figura 5. Gréafico Capacidad de flujo acumulado Vs Capacidad de
almacenamiento acumulado.
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Fuente: Autores. Datos de Anexo 1.
Figura 6. Grafico RQI versus PHIz.
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Fuente: Autores. Datos de Anexo 1.
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Figura 7. Gréafico de permeabilidad-porosidad (k/¢)%® vs conductividad
hidraulica(C).
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Fuente: Autores. Datos de Anexo 1.
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