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Resumen

RESUMEN

Este trabajo estd enfocado a la determinacién de valores de corte! de parametros
petrofisicos aplicados en yacimientos cuya litologfa los clasifica como de areniscas o
areno-arcillosos.

En el Capitulo I se explican algunas propiedades de la roca y del sistema roca-
fluidos, asf como algunos conceptos tedricos, cuyo conocimiento permite tener un
panorama mas amplio sobre los parametros que definen intervalos de un
yacimiento que pueden ser explotados de forma rentable.

Con el objetivo de conocer la importancia de definir valores de corte, en el Capitulo
II se describen tres aspectos en los cuales intervienen; éstos son:

1. Determinacién del espesor neto productivo
2. Recuperaciéon de aceite por inyeccién de agua
3. Simulacién numérica de yacimientos

En el Capitulo III se detallan algunos métodos que permiten calcular pardmetros
petrofisicos y sus valores de corte, utilizando datos de laboratorio y de campo. La
determinacion de los valores de corte se divide en dos partes: la primera consiste en
obtenerlos tomando en cuenta unicamente las caracteristicas del yacimiento; es
decir, el objetivo es seleccionar los espesores en los cuales se tiene producciéon de
aceite. En la segunda parte se muestra la forma en cémo se determinan los valores
de corte bajo condiciones operacionales y econémicas; bajo este criterio, en los
intervalos seleccionados para ser explotados, estan implicitas las limitantes que se
tienen en el manejo de los fluidos en superficie, particularmente el agua.

Por dltimo, en el Capitulo IV se detallan dos ejemplos para los cuales se obtienen
los valores de corte empleando las correlaciones y métodos descritos en el Capitulo
IIL

Al final se presentan conclusiones y recomendaciones; ademds, se anexan
procedimientos resumidos para obtener los valores de corte en yacimientos
petroleros, de acuerdo a sus caracteristicas litol6gicas.

' Los valores de corte son valores limite de propiedades del yacimiento.




Introduccién

INTRODUCCION

Actualmente, en materia econémica a nivel mundial, los hidrocarburos juegan un
papel fundamental. Sin embargo “con base en las predicciones de las expectativas de
crecimiento de la oferta anual de hidrocarburos, en el peor escenario, se espera que
para el aflo 2026 se presente la maxima oferta y a parir de entonces se inicie la
declinacién hasta el afto 21007, por ello es de esperarse que la economia mundial
continte creciendo; no obstante al disminuir la oferta de hidrocarburos se podrian
tener graves problemas. En México, de acuerdo al ritmo de produccién actual, se
prevé que las reservas probadas continuaran disminuyendo; ésto se agrava si la tasa
de restitucién de reservas probadas no se incrementa en proporcién igual o
superior a la produccién de hidrocarburos.

Evidentemente, son varias las alternativas que impactarfan en la incorporacién de
reservas probadas, por ejemplo, el descubrimiento de otros yacimientos, terrestres
y/0 marinos; no obstante, poner en produccién estos yacimientos, lo que equivale a
incorporar reservas, requeriria de tiempo; por lo menos de cinco a nueve afios, para
el caso de aguas profundas. Debido a ésto, paralelo a la fase exploratoria, es
necesario implementar procesos de recuperacién secundaria y/o mejorada en
campos maduros; también es de vital importancia optimizar los procesos de
explotaciéon. La caracterizaciéon adecuada de los yacimientos petroleros permite
conocer con aproximacién la anatomia de los mismos, lo cual es necesario para
disefiar los planes mas adecuados de explotacién.

No debe pasar desapercibido que la tnica forma de saber si en el subsuelo se tiene
una acumulacién comercial de hidrocarburos es comunicando la formacién con la
superficie a través de la perforacién y terminacién de pozos; sin embargo, para
obtener produccién de hidrocarburos en superficie, se debe seguir todo un proceso
de exploracién y explotacién del yacimiento. Claro estd, que una vez identificado el
yacimiento, se seleccionan los intervalos o las zonas en las cuales se deben de
terminar los pozos. De la misma manera, es necesario conocer las caracteristicas
geoldgicas y petrofisicas de dichos intervalos, para poder calcular con bastante
aproximacién el volumen de hidrocarburos y de esta forma poder presentar un

'‘Martinez, R. N. : “Yacimientos Transfronterizos: Negociacion, exploracion y explotacion”, Reforma

Energética, Foros de debate, 2008. Referencia: Bibliografia n°s2.

Mathew Simmons en su libro Twiligt in the desert, anunciaba en enero del 2006 que el pico de la
produccion del petréleo se produciria durante el periodo 2011-2026.
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Introduccién

prondstico de reservas a incorporar. Pero ;Por qué razén se habla de intervalos o
zonas y no de todo el yacimiento? Esto se debe a que en los yacimientos petroleros
existen zonas con poca o nula posibilidad de producir hidrocarburos, como
consecuencia de presentar baja porosidad, baja permeabilidad o baja saturacién de
aceite; por lo anterior, surge la necesidad de identificar dichas zonas a partir de la
aplicacion de valores de corte?.

Ademas, el cardcter dindmico de los valores de corte permite aplicarlos, tanto al
inicio de la explotacién del yacimiento como durante el desarrollo del campo, por
ejemplo, en un proceso de recuperaciéon de aceite por inyeccién de agua. Tomando
en cuenta que un objetivo primordial de la Ingenierfa Petrolera es maximizar el
factor de recuperacién, se recomienda adoptar una metodologfa integral en la
evaluacién del yacimiento, de la cual los valores de corte forman parte importante.

Maximizar el factor de recuperacién de hidrocarburos del yacimiento se centra en
dos aspectos: estimar con bastante aproximacién el volumen de hidrocarburos
presentes en el subsuelo y recuperarlos a partir de un plan éptimo de explotacién;
por lo mismo, no debe pasar desapercibido que el hecho de utilizar valores de corte
no garantiza un escenario fabuloso en cuanto a la recuperacién de hidrocarburos se
refiere, pero los valores de corte contribuyen, en gran medida, en el calculo del
volumen de hidrocarburos, en la estimacién de reservas, en los procesos de
recuperaciéon secundaria, en la simulacién de yacimientos, entre otros aspectos, por
ejemplo, el valor de corte de flujo fraccional de agua, bajo algunas consideraciones,
ayuda a poner en produccién solamente los intervalos en los cuales se tiene
produccién de agua menor o igual a la que se puede manejar en superficie.

Los capitulos que se presentan en esta Tesis se enfocan a mostrar la importancia
que tienen los valores de corte de pardmetros petrofisicos, la forma cémo se
determinan y se aplican en estudios de yacimientos. Si bien ésto es un elemento
particular en la evaluacién del yacimiento, su importancia radica en que los valores
de corte son determinados y aplicados durante el ciclo de vida de un yacimiento
petrolero.

" Los valores de corte son valores limite de propiedades del yacimiento.

iii
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Capitulo I. Conceptos fundamentales

Introduccion

La mayor parte del petréleo y gas del mundo se encuentra acumulada en areniscas
y rocas de carbonatos, sencillamente porque son las rocas mas comunes que
cumplen con las caracteristicas necesarias para almacenar hidrocarburos. El
conocimiento de tales caracteristicas es indispensable en el estudio de un
yacimiento; por esta razon, es necesario explicar algunos conceptos, a fin de tener
una mayor comprensién en el analisis y procesamiento de datos que se utilizan en
la caracterizacién de yacimientos petroleros.

En este capitulo se explican algunas propiedades geolégicas y petrotisicas, asi como
también algunos conceptos tedricos. El objetivo principal es tener conocimiento de
los parametros que definen los intervalos del yacimiento que pueden ser explotados
de manera rentable; ademas resultan necesarios para lograr una mejor comprensién
acerca de los temas que se trataran en capitulos posteriores.
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1.1 Tipo de Roca

Los tipos de roca que existen y que pueden servir para acumular algtn fluido de
interés, son principalmente las sedimentarias y en menor magnitud las fgneas,
aunque también pueden encontrarse esos fluidos en rocas metamorficas; sin
embargo, en la gran mayoria de los yacimientos la roca almacén es de origen
sedimentario. Para que una roca almacén contenga suficiente petréleo o gas y asf
hacer su extraccién provechosa, debe tener una porosidad, una permeabilidad y un
espesor minimos. Estd demostrado que las rocas almacén més productivas tienen
porosidades superiores al 10% y espesores de mas de 3 metros. Ademas de
porosidad y espesor adecuado la roca almacén debe tener un cierto grado de
continuidad lateral, ya que si no lo tiene, existe la posibilidad de que se presenten
variaciones de porosidad en distintas direcciones y como consecuencia el volumen
de petréleo se vera afectado. No obstante, una roca con menor porosidad puede ser
explotable si su espesor es grande, o una roca més delgada puede ser puesta en
produccién con éxito si su porosidad es inusualmente grande. El valor del petréleo
y el costo de produccién, intervienen también para decidir si un yacimiento es
explotable o no.

Existen varias clasificaciones de rocas sedimentarias que de acuerdo a su origen o
composicién quimica se dividen en rocas clasticas y no clésticas o carbonatadas.

Las rocas clésticas se componen de particulas producidas por la desintegraciéon
mecanica de otras rocas, ejemplo: lutitas y areniscas; mientras que algunas rocas
carbonatadas se forman por sedimentacién quimica de materiales que han estado en
disolucién durante su fase de transporte. A continuacién se describen las
principales caracteristicas de las rocas lutiticas, areniscas y carbonatos por ser éstas
las méds importantes en los yacimientos petroleros.

Lutitas.- Se forman por aportes terrigenos, son originadas en un proceso natural
que dura decenas de miles de afios, se componen de particulas muy finas de tamario
aproximadamente menor a 0.004mm, por lo tanto tendrdn menor grado de
porosidad efectiva y de permeabilidad. Estidn consideradas como las rocas
sedimentarias mas abundantes de la corteza terrestre, cominmente se encuentran
interestratificadas con areniscas, rocas de carbonatos o con ambas.

Existen, por tanto, muchas probabilidades de que la roca almacén de hidrocarburos
esté situada entre capas de lutitas.
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Figura 1.1. Muestra de roca arcillosa

Areniscas.- Estan constituidas por granos de cuarzo cementados por material
silicio, arcilloso, caliza u otros. Es de tipo detritico, de color variable. Los granos
pueden ser gruesos, medianos o finos, bien redondeados. Las areniscas se
encuentran clasificadas como las rocas almacén mas importantes del mundo; sin
embargo, la compactacién, la cementacién y la recristalizacién son procesos
diagenéticos que disminuyen e incluso pueden destruir la porosidad, disminuyendo
asf la capacidad de almacenamiento. La compactacién es el efecto de la compresién
provocado por el peso de la roca superyacente; la compactacién de las lutitas puede
alcanzar hasta el 50% del volumen original del sedimento pero la disminucién de
volumen en arenas es mucho menor. Segin el tamafio y la distribucién de los
granos que forman los espacios las areniscas muestran diversos grados de
permeabilidad, entre mas finos sean los granos se tendrd menor permeabilidad. Los
granos sueltos de arena se convierten en areniscas por compactacién y
cementacién; si la cementacién avanza hasta su Gltimo grado, la porosidad es
destruida. Generalmente las porosidades de las rocas almacén tienden a disminuir
con la profundidad de enterramiento.

Figura 1.2. Muestra de roca arenisca

4



Capitulo I. Conceptos fundamentales

Carbonatos.- Son rocas de origen marino, estdn constituidas de mineral de calcita.
El espacio poroso que se origina en este tipo de rocas depende del ambiente en el
tiempo de depdsito, nivel de energia y por procesos organicos. Se subdividen en
calizas y dolomfas. Mayormente, las primeras estin formadas por carbonato de
calcio y las segundas por carbonato de calcio y de magnesio que se forman por
procesos posteriores al depdsito o sea por procesos diagenéticos.

Las rocas almacén carbonatadas difieren en algunos aspectos de las areniscas. La
porosidad es més probable que esté localizada lateral y verticalmente, dentro de la
roca. Por lo tanto, los poros pueden ser mucho mayores que en una arenisca, dando
a la roca carbonatica una permeabilidad particular, es decir los carbonatos
presentan dos tipos de permeabilidad: una esta asociada a la porosidad de la matriz
y la otra a la porosidad de las fracturas y vtgulos. Por esta razén, los pozos
perforados en rocas de carbonatos poseen las marcas de producciones altas y los
yacimientos en calizas tienden a tener una vida menor que los existentes en
areniscas.

Figura 1.3. Muestra de roca carbonética

1.2 Porosidad (@)

Es el porcentaje o la fraccién que resulta al relacionar el volumen de espacios, ya
sea huecos, poros, canales, fisuras o cavernas, comunicados o no, con el volumen
total de la roca. Matemdticamente se expresa de la siguiente manera.

VOhlrnenespacios 1.1

Porosidad(@,) = Volumen
TOCa




Capitulo I. Conceptos fundamentales

La porosidad de una roca se divide en dos tipos de acuerdo al proceso por el cual se
origing, si fue producto de una diagénesis o si fue producto de estuerzos o

movimientos.

Figura 1.4. Porosidad en una roca

1.2.1 Porosidad Primaria

Est4 intimamente relacionada con el proceso de formacién de la roca; por lo tanto
la porosidad primaria se desarrolla al mismo tiempo en que los sedimentos se
tueron depositando. Geoldégicamente la porosidad primaria se clasifica en tres
principales tipos: porosidad intergranular, porosidad intraparticula y porosidad

intercristalina.

Figura 1.5. Porosidad primaria o porosidad de la matriz

1.2.2 Porosidad Secundaria

También es conocida como porosidad inducida o vugular. Esta ocurre debido a
procesos geolégicos o artificiales que suceden posteriormente a la depositacién de
los sedimentos. Se caracteriza porque presenta mayor diversidad en cuanto a forma,
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magnitud, tamario e interconexién de los espacios. Dos de los principales tipos de
porosidad secundaria son: porosidad de fracturas-fisuras y porosidad vugular, en
algunos estudios este ultimo tipo de porosidad se considera de manera
independiente, dando origen a sistemas de triple porosidad, es decir la suma de las
porosidades de matriz, fracturasy vagulos.
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Figura 1.6. Porosidad de vigulos (izquierda); porosidad de fracturas (derecha)

A medida en que los sedimentos se depositaron, algunos de los poros que se
desarrollaron inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos
diagenéticos, tales como cementacién y compactacion; por tal razén, en una roca
existen poros interconectados y poros aislados. Esto da origen a clasificar la
porosidad en absoluta y efectiva, dependiendo de qué espacios porosos se midan
durante la determinacién del volumen poroso.

Si en el volumen de poros se consideran tinicamente los poros, fracturas, canales o
huecos que se encuentran comunicados entre si, la porosidad es conocida como
porosidad efectiva. Es precisamente esta porosidad la base para la determinacién
del volumen de hidrocarburos presentes en el yacimiento ya que serdn los tnicos
tactibles de ser recuperados.

1.2.3 Sistema de doble porosidad

Este término hace referencia a estudios de yacimientos en los que se presentan dos
tipos de porosidad: porosidad primaria y porosidad secundaria. También puede
significar la interaccién que existe entre dos medios homogéneos porosos de
distinta porosidad y permeabilidad. Algunos sistemas en los que se tiene doble
porosidad son:

" Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF)
" Yacimientos de capas multiples con alta permeabilidad contrastante entre
capas.
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* Yacimientos de una sola capa con alta variacién de la permeabilidad a lo
largo del espesor y area del yacimiento.

1.3 Mojabilidad (M;)

Cuando dos fluidos inmiscibles se encuentran presentes en el medio poroso, uno de
ellos tiende a extenderse o adherirse a la superficie sélida. A esta propiedad se le
llama mojabilidad. Geolégicamente el agua es un fluido mojante; sin embargo, la
variaciéon del contenido mineralégico del medio poroso y la depositacién de
compuestos orgénicos procedentes del aceite originardn que existan zonas de
diferente mojabilidad, ésto se conoce como mojabilidad ddlmata. Cuando dos fluidos
inmiscibles estdn en contacto, el dngulo formado por ellos se llama 4dngulo de

contacto, 0, el cual es una medida indirecta de la mojabilidad.

Figura 1.7. Variacién de mojabilidad con respecto al angulo de contacto

De acuerdo a la figura 1.7, para el caso en donde 0 es menor a 90° se dice que el
sistema es mojado por agua y si 0 es mayor a 90° el sistema es mojado por aceite,
en el caso de que 0 sea igual a 90° indica que ambas fases tienen igual afinidad con
la superficie sélida.

Factores que pueden ser afectados por la mojabilidad:

* Lalocalizacién y la saturacién irreductible de agua.

* La distribucién de los fluidos en el yacimiento, esto es, la localizacién del
aceite y del agua en el espacio poroso.

» Kl valor y la localizacién del aceite residual.

* El mecanismo del desplazamiento.
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1.4 Presion Capilar (P.)

Es la diferencia de presién que existe en la interfase que se forma cuando estdn en
contacto dos fluidos inmiscibles dentro de un espacio capilar; ésto es causado por
las fuerzas inducidas por la mojabilidad preferencial del medio con uno de los
fluidos, es decir cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto las moléculas
cerca de la interfase se atraen desigualmente por las moléculas vecinas provocando
una diferencial de presién entre los dos fluidos a través de la interfase.

Considerando que los poros de la roca son andlogos a los tubos capilares, el
concepto de presiéon capilar como caracteristica de una roca porosa resulta de la
representacion de fenémenos capilares en tubos de didmetros pequerios.

En términos generales, la presién capilar se define como la diferencia de presiéon
entre la fase mojante y no mojante, siempre se considera positiva.

La presién capilar tiene aplicaciones en simulacién e ingenierfa de yacimientos para
calcular, principalmente, la altura de la zona de transicién y la saturacién
irreducible de agua. Para un sistema mojado por agua, la presién capilar es:

P.=P,—P, 1.2

y para un sistema gas-aceite:

donde:

P. [1b/pg?7: presién capilar

Py, Po [1b/pg?7: presion de la fase mojante para un sistema agua-aceite y para un

sistema gas-aceite, respectivamente

Po, Py [1b/pg?7: presién de la fase no mojante para un sistema agua-aceite y para

un sistema gas-aceite, respectivamente
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La curva de presion capilar se puede elaborar a partir de pruebas de desplazamiento
restringido de fluido o pruebas de capilaridad en ntcleos. Las caracteristicas tipicas
de las curvas de presién capilar se muestran en la figura 1.8. Se observa que:

= Se requiere cierta presiéon capilar, llamada presién minima de desplazamiento,
para que la fase mojante sea desplazada por la fase no mojante.

= La pendiente de la curva durante el drene es una buena medida cualitativa del
rango de distribucién del tamaro de los poros: a mayor horizontalidad de la
curva, mayor uniformidad del tamarfio de los poros.

» La saturacién de la fase mojante a la cual la P. aumenta sin cambios de
saturacién, se denomina saturacién irreductible de la fase mojante.

» Las curvas de presién capilar muestran el fenémeno de histéresis, es decir
depende de la historia del proceso de saturacién. Al proceso en el cual se
origina un aumento de saturacién de la fase mojante y al proceso que ocasiona
una disminucién de saturacién de la fase mojante se le llama, imbibicién y
drene, respectivamente.

Pe

Curva de drene

Presion de

desplazamiento

B Curva de

il . . . "
imbibicion

10

e e o o o o .

Swi

Figura 1.8. Curvas de presién capilar
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En el caso de una roca la relacién entre la presién capilar y saturacién también
depende del tamaiio y distribucién de los poros o sea de la permeabilidad. En la
figura 1.9, se muestra esta relacién. La curva C representa una roca de baja
permeabilidad que muestra una alta presién de desplazamiento inicial; la curva B
para una de permeabilidad intermedia y la curva A para una de alta permeabilidad.

Presion capilar

-
0 50 100
Saturacion de la fase mojante, % —

Figura 1.9. Relacién entre presi(’)n capilar, saturacion y permeabﬂidad

1.5 Permeabilidad (k)

La permeabilidad es un indicador de la capacidad que tiene el medio poroso para
permitir el flujo de fluidos a través de él. Dicha propiedad depende tinicamente de
las caracteristicas fisicas de la superticie sélida del medio.

Cabe sefalar que hay una relacién entre la permeabilidad de un medio y la
porosidad efectiva ya que si los poros no estdn interconectados, no existe
permeabilidad; por consiguiente, los factores que afectan la permeabilidad son los
mismos que afectan la porosidad efectiva, es decir: la presién de sobrecarga, el
tamario, el empacamiento y la forma de los granos, la distribucién de los mismos de
acuerdo con el tamaiio y el grado de cementacién y consolidacién.

11
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1.5.1 Permeabilidad Absoluta (k.)

Es la propiedad que tiene la roca de permitir el paso de un fluido a través del medio
poroso cuando se encuentra saturada al 100% del fluido, es importante sefialar que
dicho fluido es el mismo que se utiliza como fluido desplazante durante la prueba a
través de la cual se determina el valor de permeabilidad absoluta empleando la
ecuacién de Darcy; el factor 1.252 permite obtener la permeabilidad en mD.

quL
k, = 1.252 — 1.4
AAp
donde:
q [bldJ: gasto de inyeccién
ka [mD7: permeabilidad absoluta

A [m?7: seccién transversal de la muestra

L [m7: longitud de la muestra
K [cp: viscosidad del fluido inyectado
Ap[lb/pg?7: diferencial de presién

Se dice que una roca con area transversal al flujo de un centimetro cuadrado y
longitud de un centimetro tiene permeabilidad de un Darcy cuando un fluido con
una viscosidad de un centipoise fluye a un gasto de un centimetro ctbico por
segundo bajo un gradiente de presiéon de una atmésfera por centimetro, figura 1.10
y ecuacién 1.5.

Espacio Granos 1 atm
poroso de arena * >
]J Jr lcm 2
__________ 1 cm*
-E.-*") = " i‘ __________ T g=1cmseg
sl B - 5 (9 5 m=lep
. o~ i .
T II__.-r‘ "5"_‘--\ -------- e ql‘.l L ___________ _.Ir
| P e .

Figura 1.10. Medio poroso con permeabilidad de un Darcy
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(1 em3s™1)(1 cp)(1 cm) 1.5
(1 cm?)(1 atm)

1 Darcy =

La permeabilidad absoluta del medio poroso serd la misma para cualquier liquido
que sature 100% a la muestra y que no reaccione con el material de la roca; en el
caso de los gases esta condicién no se cumple debido a un efecto llamado
resbalamiento molecular por ser los gases fluidos no mojantes. La permeabilidad al
gas puede ser mayor que la absoluta, en una muestra saturada 100% de gas.

1.5.2 Permeabilidad Efectiva (k)

Es la permeabilidad del medio poroso a un fluido que se encuentra en presencia de
otro u otros fluidos saturando dicho medio. Esta depende de la geometrfa del poro,
la mojabilidad, distribucién de fluidos y la historia de saturacién. ko, kg y kuw
representan las permeabilidades efectivas al aceite, al gas y al agua,
respectivamente. La permeabilidad efectiva es funcién de la saturacién de fluidos, y
siempre sera menor a la permeabilidad absoluta.

1.5.3 Permeabilidad Relativa (k)

Es la relacién que existe entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad
absoluta. En ingenieria de yacimientos resulta de gran importancia, ya que da una
medida de la forma como un fluido se desplaza en el medio poroso.

oo =8 K 16
k, ' a k,

donde:

kro: permeabilidad relativa al aceite

krw: permeabilidad relativa al agua

kig : permeabilidad relativa al gas

Cuando se tiene saturacién residual de aceite o saturacién irreductible de agua la
kiw y ko se aproximan a la ki, respectivamente. Esquematicamente ésto se
representa en la figura 1.11; mientras que en la figura 1.12 se muestran las curvas
de permeabilidades relativas al aceite y al gas en un sistema mojado por aceite.

13
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\kro
gse no mojanie
(Fprma de S)
08
07 \
06 \

“ \ o
. \ /

. \ /ase mojante

0g

\ (Cohcava hacia
arritha)
02
0.1 //
0 /
0 10 20 0 40 50 60 70 80 %0 100

Sw

Figura 1.11. Curva de permeabilidad relativa para sistema agua-aceite

1.0

Fase no mojante
{forma de 5)

kr
kl(l

Fase mojante
Concava hacia
amba

Saturacion equilibrada de gas

ST Sar -
SL

Figura 1.12. Curva de permeabilidad relativa para sistema aceite-gas
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La curva de permeabilidad relativa a la fase no mojante tiene forma de S, mientras
que la curva de permeabilidad relativa a la fase mojante es céncava hacia arriba,
figura 1.12. Cuando se tienen sistemas agua-aceite normalmente el agua es la fase
mojante, en sistemas aceite-gas el aceite es la fase mojante.

Generalmente el fluido no mojante se encuentra en el centro de los poros grandes,
mientras que el fluido mojante esta localizado como una delgada capa sobre la
superficie de los sélidos y ocupando los poros mas pequefios; por esto mismo para
una determinada saturacién, la permeabilidad relativa de un fluido es alta si éste no
es la fase mojante, por ejemplo, la permeabilidad relativa al agua es alta en una roca
mojada por aceite esto sucede porque la fase mojante tiende a viajar por los poros
més pequeiios, mientras que la fase no mojante viaja facilmente por los poros
alargados y por el centro.

En la figura 1.11 se representan las curvas de permeabilidad relativa en un
sistema mojado por agua, la saturacién irreductible de agua se encuentra en los
poros pequenios donde casi no afecta el flujo de aceite ya que allf el agua no significa
un obstaculo para el flujo de aceite, la permeabilidad relativa al aceite es alta, a
menudo acercidndose a la permeabilidad absoluta, en contraste la permeabilidad
relativa al agua para una saturacién residual de aceite es muy baja debido a que
algunas esferas de aceite estdn atrapadas en el centro de los poros grandes y esto
reduce la permeabilidad efectiva al agua. Por lo tanto la permeabilidad relativa al
agua para una saturacién residual de aceite es menor que la permeabilidad relativa
al aceite a la saturacién irreductible de agua y en un sistema mojado
preferentemente con aceite sucede lo contrario.

1.5.4 Sistema de doble permeabilidad

Se presenta en los yacimientos en los que se tienen dos distintos valores de

porosidad: @ y @, asociado a éstos su respectivo valor de permeabilidad Ka; Y Kyp.

Por ejemplo, puede describir los siguientes sistemas:

= Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF).
= Yacimientos de capas multiples, con contraste bajo de permeabilidad.

= Zonas multiples separadas por capas impermeables.

15
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1.6 Saturacion de fluidos (S

Es la relaciéon que indica la cantidad de fluido que satura el medio poroso. Se

determina como el cociente del volumen de fluido, Vi medido a la presién y

temperatura a la que se encuentra en el medio poroso, Vp, entre el volumen de

poros.

s, = Jr
f_Vp

1.7

En un yacimiento el espacio poroso siempre estd saturado de fluidos, figura 1.13,

de esta manera la suma de todas las saturaciones de fluidos de una roca debe ser

igual a uno, si se manejan fracciones.

ZSf:l
S

w=1
Sy +S, =1
Sw+Sy =1

Matriz Agua Aceite v/o gas

Figura 1.13. Roca saturada por aceite y/ 0 gas y agua en un sistema mojado por agua
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1.6.1 Saturacion de agua

Saturacién inicial de agua (Sw).- Es la saturacién de agua que se tiene al momento
en que se descubre el yacimiento.

Saturacién libre de agua (Swi).- Esta puede fluir al presentarse una diferencia de
presiones.

Saturacién irreductible de agua (Swi).- De acuerdo a las fuerzas de adhesién, ésta se
encuentra ligada como una delgada capa a lo largo de la superficie sélida y por tal
motivo no puede ser removida durante la etapa de produccién.

Saturacién critica de agua (Swc).- Es la saturacién minima a la cual el agua inicia su
movimiento dentro del espacio poroso cuando se presente un abatimiento o
gradiente de presion.

1.6.2 Saturacion de aceite

Saturacién inicial de aceite (So).- Es aquella que se tiene en el momento en que se
descubre el yacimiento.

Saturacién remanente de aceite (Sore).- s aquella que se tiene después de un
periodo de explotacién en un area determinada del yacimiento.

Saturacién residual de aceite (Sor).- Es la saturacién de aceite que se tiene antes o
después de un proceso de explotacién; ésta no puede ser desalojada debido a fuerzas
capilares, viscosas, de adhesién y cohesién.

Saturacién critica de aceite (Soc). - Es la saturacién minima a la cual el aceite inicia
su movimiento dentro del espacio poroso cuando se presente un abatimiento o
gradiente de presion.

Saturacién movible de aceite (Som).- Se define como la fraccién de volumen poroso
ocupada por aceite, que de acuerdo a las caracteristicas que se tienen, puede fluir
dentro del medio poroso.

Som = 1 = Sor — Sy 115
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1.6.3 Saturacion de gas

Saturacién inicial de gas (Sg).- Es aquella que se tiene en el momento en que se
descubre el yacimiento.

Saturacién remanente de gas (Sgre).- Es aquella que se tiene después de un periodo
de explotacién en un area determinada del yacimiento.

Saturacién residual de gas (Sgr).- Es la saturacién de gas que se tendrd al final del
proceso de explotacion.

Saturacién critica de gas (Sgc). - Es la saturacién minima a la cual el gas inicia su
movimiento dentro del espacio poroso cuando se presente un abatimiento o
gradiente de presion.

1.7 Flujo fraccional de agua (f.)

Se define como la relacién que existe entre el gasto de agua y el gasto total (agua +
aceite) medido a las mismas condiciones. A partir de la ecuacién de Darcy en su
forma general se puede obtener la ecuacién de flujo fraccional de la siguiente forma.

De Darcy:
Ak, (dp
Qo = — uoo < T 8Posen(ay) b14
Ak,, (dp
o = = (P4 g, sena) 118
Transformando las ecuaciones anteriores, se obtiene:
ol dp
Aokoo = _d_I? — gposen(ay) 1.16
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Qw M dpw

Ak, ©dL gpwsen(ay)

Restando la ecuacién 1.17 de la ecuacién 1.16, se tiene:

Guwhw _GoMo _ (dpw dp,
Ak, Ak, dL  dL

Sustituyendo la ecuacién 1.2 en la ecuacién 1.18

Gw bw 9o Mo _ (dP

Ak, Ak, \dL

Por definicién:

) g(pw — po)sen(ay)

) g Ap sen(og)

Sustituyendo la ecuacién anterior en la 1.19 para eliminar qo, se tiene:

Ky +k0

q_(MW uo) Qe bo _ dP
A Ak, dL

Dividiendo la ecuacién 1.21 entre q¢/A:

q_w(uw uc,)_&:A dP
k, q dL

4
qt kw ko

— g Ap sen(ay)

— g Ap sen(ay)

1.17

[u—y

.18

1.19

1.20

1.21

1.22

Arreglando la ecuacién anterior para obtener el término qw/qt, que es igual al flujo

fraccional de agua:

19



Capitulo I. Conceptos fundamentales

1+ é{(’:\ <0.003713% — 5.34E—10gApsen(ad)>
fo= tro 1.23
w
L Ko
1+ w0
o Ky

donde:

tw [fraccién’: fraccién de agua en el flujo total que pasa por cualquier punto de la
roca

ko [mD7: permeabilidad efectiva al aceite

kw [mD7: permeabilidad efectiva al agua

Lo [cp]: viscosidad del aceite

Ww [cpJ: viscosidad del agua

qt [bld]: gasto total de los fluidos

P. [1b/pg?7: presién capilar

L [m7: distancia medida en el sentido del movimiento

Ap [gr/cm?]: diferencia de densidades entre agua y aceite

g [m/s%]: aceleracién de la gravedad

aq [“]: angulo del echado de la formacién con respecto a la horizontal
A [m?7: 4rea

0.003713 y 5.34975E-1° son factores que hacen que las unidades sean consistentes

Esta dltima expresién es la forma completa de la ecuacién de flujo fraccional de
agua y expresa la fraccion de agua en el gasto total, en funcién de las viscosidades
de los fluidos, permeabilidades efectivas al agua y al aceite, gasto total del fluido, el
gradiente de presién capilar y las fuerzas gravitacionales. Si se considera un caso
especial en donde el desplazamiento del aceite por agua ocurre en un sistema
horizontal; ademés si el gradiente de presién capilar es despreciable la ecuacién
1.23 se reduce a:

20
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1
fo = ——— 1.24
1 + HwXo

MoKy

La ecuacién 1.24 se conoce como forma simplificada de la ecuacién de flujo
fraccional de agua. Si el gasto total de flujo es constante y suponiendo que el
desplazamiento de aceite se lleva a cabo a temperatura constante, entonces las
viscosidades del agua y del aceite tienen un valor fijo y la ecuacién simplificada del
flujo fraccional es estrictamente funcién de la saturacién de agua ya que las
permeabilidades efectivas a los fluidos dependen de dicho parametro, ejemplificado

en la figura 1.14. En la tabla 1.1 se resume la relacién existente:

Sw K Ko fw
aumenta | aumenta | disminuye | aumenta
disminuye | disminuye | aumenta | disminuye

Tabla 1.1 Relacién existente entre S,,, permeabilidades efectivas y f,,

La curva de flujo fraccional es de gran utilidad en la prediccién y analisis del

comportamiento de los yacimientos.

1-8q

FLUJO FRACCIONAL DE AGUA, Ty

0
0 1
SATURACION DE AGUA, 8,

Figura 1.14. Curva tipica de ﬂujo fraccional
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1.8 Resistividad eléctrica (R)

En el proceso de exploracién de hidrocarburos si la roca del yacimiento contiene
agua la energfa eléctrica fluird a través de ésta, este efecto se vera més acentuado a
medida en que se incrementa el contenido de sal en el agua; es decir, el paso de la
corriente eléctrica a través de la roca depende del contenido de agua asf como de su
composicién y de la porosidad. Es importante indicar que si la roca del yacimiento
contiene material arcilloso esto favorecerd la conductividad eléctrica debido a la
presencia del agua ligada a la arcilla.

A mayor conductividad menor resistividad, y cuando la resistividad tiende al
infinito la conductividad tiende a cero, de esta manera la resistividad es el reciproco
de la conductividad y se expresa de la siguiente forma:

1 1.25
R== |
C

Por lo tanto la resistividad eléctrica en el estudio de yacimientos se define como la
oposicién que presenta la roca al paso de la corriente eléctrica. Este pardmetro se
puede determinar con la ecuacién 1.26 si en el laboratorio se le pasa corriente
eléctrica a una muestra de geometria definida saturada con un fluido conductor y se

mide la resistencia.
R =— 1.26

donde:

r [ohms: resistencia

A [m?7: seccién transversal de la muestra
L [m7J: longitud de la muestra

La unidad que define a la resistividad eléctrica es [ohms-m7 y es muy importante
en el estudio del yacimiento ya que se emplea para determinar las saturaciones de
fluidos. Cabe sefialar que se tienen varios tipos de resistividad:
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* R, cuando la saturacién de agua en la muestra es del 100%

* Ry, cuando la saturacién de agua es menor al 100%; en interpretaciéon de
registros eléctricos se considera como la resistividad verdadera de la
formacién

* Ry, resistividad del agua

* Ry, resistividad de la zona lavada por el filtrado del lodo, es decir esta
resistividad se presenta a partir del contacto enjarre-formacién hacia dentro
del yacimiento debido a la filtracién del fluido de perforacién; su valor
cambia al entrar en la zona de transicién y después a la zona virgen, como se
muestra en la figura 1.15 para el caso de una formacién con hidrocarburos.

» Formacion

Enjarre

Zona mvadida  Zona de transicion Zona virgen

Figura 1.15. Resistividad en diferentes zonas de la formacion

La principal aplicacién de la resistividad radica en la determinacién del grado de
saturacién de agua y por lo tanto de hidrocarburos; asf mismo, es posible
determinar la profundidad del contacto agua-aceite.

1.9 Facies

Es una variacién lateral de las caracterfsticas litolégicas y/o biolégicas de una capa
de roca sedimentaria depositada en un intervalo de tiempo, algunas pueden ser
litofacies o biofacies. El término microfacies hace referencia a los diferentes
caracteres que no aparecen mas que en escala microscépica. En la figura 1.16 se
muestra una secuencia idealizada de facies para una plataforma carbonatada,
elaborada por James Lee Wilson en 1975.
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CUENCA | PLATAFORMA MARGEN PENDIENTE ACUMULACION BARRERAS PLATAFORMA | PATaromuste
DE CUENCA FRONTAL DE ARENA ABIERTA RESTRINGIDA

Figura 1.16. Distribucién de nueve facies principales en una plataforma carbonatada

Litofacies.- EEs una capa o un grupo de ellas que presentan variaciones laterales, las

cuales se relacionan al tipo de roca.

Biofacies.- Es una capa o un grupo de ellas que presentan variaciones laterales, las

cuales se relacionan con aspectos biolégicos.

Las diferencias de un punto a otro en el cardcter de los sedimentos fisicos

(litofacies), o de los sedimentos orgéanicos (biofacies) pueden representarse sobre

mapas de facies, figura 1.17; los cuales indican la variacién areal de los tipos de

roca, por ejemplo cambios de arena a lutita, que representan cambios de zonas

permeables a zonas impermeables.

Facies
Otras

Hemipelagicas
Areniscas sin

Areniscas con

Figura 1.17. Mapa de facies

estructuras sedimentarias

estructuras sedimentarias
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1.10 Espesores (h)

Un aspecto fundamental para la predicciéon del comportamiento de un yacimiento es
conocer de forma precisa el volumen de hidrocarburos en el yacimiento. Tomando
en cuenta que el yacimiento se encuentra confinado entre ciertos limites geolégicos
y de fluidos, estos deben ser determinados con bastante precisién. Por tal razén, es
necesario conocer los diferentes espesores que se manejan en la caracterizacién del
yacimiento.

Espesor bruto (h).- Se refiere a la medida que hay desde la cima de la formacién de
interés hasta un limite vertical inferior, definido por un nivel de agua o por un
cambio de formacién. Se determina a partir de la interpretacién de un registro
geofisico de litologfa, por ejemplo, potencial natural (SP) o rayos gamma (RG).

Espesor neto o espesor neto poroso (hn).- Resulta de restar al espesor bruto las
porciones que contienen material arcilloso, es decir se eliminan los intervalos
lutiticos. Se emplea un registro de litologfa para calcularlo.

Espesor neto poroso con hidrocarburos (hnn).-Es el espesor neto donde se tiene
saturacién de agua menor al 100%. Para este caso se utiliza un registro de litologfa,
uno de porosidad y uno de resistividad.

Espesor neto poroso con hidrocarburos movibles (hnnm).- Es el espesor neto poroso
con hidrocarburos, cuya saturacién es mayor a la critica. Es decir son los
hidrocarburos que se pueden explotar.

1.11 Valores de corte (vc)

Variacién areal y vertical de la permeabilidad, lenticularidad de las arenas, fracturas
naturales inducidas, permeabilidad direccional, son algunas de las heterogeneidades
comtnmente encontradas en los yacimientos; por ejemplo, cuando el yacimiento es
muy heterogéneo es preferible no someterlo a procesos de desplazamiento pozo a
pozo como lo es la inyeccién de agua. En el caso de proyectos de recuperacién
primaria también resulta de gran importancia la aplicacién de valores de corte, cuya
finalidad radica principalmente en seleccionar con una mayor precision los
intervalos en los cuales se tienen hidrocarburos factibles de ser recuperados.

Los valores de corte son valores limite de propiedades del yacimiento. Uno de sus
objetivos es, por ejemplo, eliminar el volumen de roca del yacimiento que no
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contribuye significativamente en la produccién. Los valores de corte se determinan
de acuerdo a las caracteristicas fisicas del yacimiento. Por ejemplo, si se desea
calcular el volumen poroso (Vp) de una roca aplicando algin valor de corte se
tendra:

V, = 0Ah, 1.27

donde:

@ [fraccion]: porosidad efectiva
A [m?]: 4rea sobre la cual se extiende el yacimiento
hn [m7: espesor neto

Considerando un yacimiento cuya geometrfa se representa por medio de un
cilindro, de espesor hy y porosidad promedio de 10%.

hn = 20 [m]
® =10%

Sin embargo si se subdivide el yacimiento a partir de variaciones de porosidad.

hn1:7|:m], @1:5%
hee = 8 [m], @, =15 %

hes= 5 [mJ, @3 =10%
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Fijando un valor de corte de porosidad del 10%; los espesores representados por hn;
y hns se desprecian al calcular el volumen de poros:

hne = 8 [m]

? =15%

Vpo = 1.2A [m?]

Del ejemplo anterior se concluye que existen variaciones en los resultados
obtenidos debido a la implementacién de valor de corte de porosidad. Es decir en
este caso Vpi> Vpe, no obstante, si se aplican otros valores de corte se pueden
presentar variaciones respecto al volumen de poros u otras caracteristicas.

Existen distintos pardmetros que pueden ser considerados para establecerles
valores de corte, tales como la porosidad, la permeabilidad, la saturacién de agua, la
resistividad, la movilidad, el flujo fraccional de agua, el porcentaje de arcilla y la
saturacién de aceite. Para el estudio de un yacimiento estos pardmetros pueden
relacionarse entre si, de hecho en algunos casos basta con aplicar a uno de los
pardmetros el valor de corte.

Valor de corte de porosidad (vc@).- Roca con porosidad menor o igual al
valor de corte, no es considerada en la evaluacién del yacimiento.

* Valor de corte de permeabilidad absoluta (vck.).- Intervalos con
permeabilidad menor o igual al valor de corte no permiten que el flujo de
fluidos sea el apropiado para considerar rentable la explotaciéon del
yacimiento, por lo tanto no son considerados.

* Valor de corte de saturacién de aceite (veSo,).- Roca con saturacién de aceite
menor o igual al valor de Sor no se considera en la evaluacién del yacimiento
debido a que no es posible el movimiento del aceite en la roca. En este caso
el valor de corte de S, es el valor de Soy.

» Valor de corte de flujo fraccional de agua (vcty).- Fraccién de agua igual o
mayor ala que puede ser manipulada en superficie, considerando que el flujo
fraccional de agua en superficie es igual al flujo fraccional de agua que se
tiene en el yacimiento y que entra al pozo.
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Valor de corte del porcentaje de arcilla (veVea).- Roca con porcentaje de
arcilla igual o mayor al valor de corte no se considera como roca productora
del yacimiento. Por ejemplo: si se tiene un yacimiento cuyo espesor es
h=h,+he+hs, figura 1.18, al aplicar el valor de corte de arcilla, el espesor
productivo queda representado solo por h;+hs debido a que h. contiene un
porcentaje de arcilla mayor al valor de corte.

ee s s s '
:.-" L h h,
. s "%,

' R .

. of

Figura 1.18. Al aplicar valor de corte de arcilla el espesor queda representado por h, +h;,

Valor de corte de saturacién de agua (vcSy).- Poros con saturacién de agua
igual o mayor al valor de corte no son considerados en la valoracién del
yacimiento.

Valor de corte de resistividad verdadera (vcR:).- Roca con resistividad
menor o igual al valor de corte no se considera en la evaluacién del
yacimiento.

Valor de corte de movilidad (vch).- Este valor de corte puede expresarse en
términos de la movilidad del aceite o de la movilidad del agua. Si se trata de
Ao, movilidades menores o iguales al valor de corte de movilidad del aceite
no deben ser tomadas en cuenta debido a que provocaran una produccién de
agua mayor a la que se puede manipular. Para Ay las movilidades que no se
consideran son mayores o iguales al valor de corte de movilidad del agua.
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CAPITULO II

IMPORTANCIA DE DEFINIR
VALORES DE CORTE
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Introduccion

El aceite no tiene la habilidad de salir por si mismo de los poros de la roca del
yacimiento, en los cuales se encuentra almacenado, mas bien sale por el empuje de
un fluido asociado al petréleo como es el gas en solucién o por la acumulacién de
otros fluidos como el gas libre y el agua, éste ultimo puede ejercer un
desplazamiento de aceite similar al ocasionado por un pistén. Esto dltimo se logra
con la aplicacién de fuentes externas de energfa.

En el Capitulo I se mencioné que al utilizar los valores de corte se busca eliminar el
volumen de roca que no contribuye significativamente en la evaluacién del
comportamiento del yacimiento, ya sea al iniciar la explotacién por métodos de
recuperacién primaria o al inicio de un proceso de recuperacién secundaria o
mejorada. Finalmente, el objetivo de establecer valores de corte es contribuir a
conocer, de forma precisa, la anatomfa del yacimiento para as{ evitar
sobreestimaciones en el calculo del volumen de hidrocarburos potencialmente
recuperable o un rompimiento de agua en los pozos productores antes de lo
previsto, por mencionar algunos aspectos. Existen diversas metodologias para
determinar los valores de corte; sin embargo, es necesario conocer la finalidad para
la cual se desean aplicar estos valores en el estudio del yacimiento. A continuacién
se describen algunas aplicaciones asf como la importancia de los valores de corte en
la caracterizacién de yacimientos petroleros.
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2.1 Espesor neto productivo

El volumen original de hidrocarburos es la cantidad de aceite o gas que se estima
existe originalmente en el yacimiento y estd confinado por limites geolégicos y de
fluidos, pudiéndose expresar tanto a condiciones de yacimiento como a condiciones
de superficie.

Para calcular el volumen original de aceite y de gas se utilizan las siguientes

ecuaclones:
Ah@S
N = 6.289L 2.1
Boi
AhgS,
G =35314—= 2.2
Be
donde:

N [bl], G [ft*]: volumen de aceite original y volumen de gas original medido a
condiciones estandar

So, Sg [fraccién’]: saturacién media inicial de aceite y saturacion media inicial de gas
@ [fraccién’: porosidad media del yacimiento

Boi, Bgi [m?/m?7: factor de volumen inicial del aceite y factor de volumen inicial del

gas
A [m?7: 4rea sobre la cual se extiende el yacimiento
h [m7: espesor

La determinacién de los volimenes originales, tanto de aceite como de gas,
requieren del conocimiento de caracteristicas iniciales ademas de algunos otros
parametros, como el espesor y el area sobre la cual se extiende el yacimiento.
Desafortunadamente, no es posible recuperar el total del volumen original de
hidrocarburos, es decir el volumen original calculado mediante las ecuaciones 2.1 y
2.2, se aleja de la realidad respecto a su recuperacién como consecuencia de tener
zonas de baja porosidad, baja permeabilidad, alta saturacién de agua o alto
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porcentaje de arcilla o una combinacién de estas caracteristicas. Por tal razén es
importante determinar y aplicar valores de corte.

Para poder tener un célculo mas acertado del volumen de hidrocarburos es
necesario aplicar valores de corte de porcentaje de arcilla, porosidad, permeabilidad,
o saturaciéon de agua ya que ello permitird conocer el espesor neto productivo, el
cual contiene las zonas con hidrocarburos que pueden ser potencialmente y

econémicamente producibles, figura 2.1.

Zona con baja porosidad

ha1 I | Z.CH. ‘

Zona con baja porosidad

spesor neto productive = hy,) + hyz+hys + hg

=
g
h —
. .
= Z.CH. hy = ¢
) -
=3
Zona con baja porosidad E
hpa Z.C.H.
| Zona conbaja porosidad
hus | | zcH
£ Zona con alto contenido
de agna -

Figura 2.1. Espesor neto y espesor bruto

Resulta evidente que al aplicar los valores de corte, el espesor se reduce y como
consecuencia el valor de volumen de hidrocarburos serd menor; esto conllevara a
tener menor margen de error, lo que repercute en la estimacién de reservas. Para
determinar el espesor neto productivo se requiere eliminar algunas zonas
correspondientes al intervalo de interés al estudiar el yacimiento, como se

ejemplifica a continuacion:

A través de la interpretacién de registros geotisicos se consider6 que para un
yacimiento en particular el intervalo de interés estd representado por hy, figura 2.2.
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Para realizar el cdlculo del volumen de hidrocarburos se emplea la ecuacién 2.1, es
decir:

Np, = Shy, 2.3

donde:

ADS, : .
o= 3 considerado como constante en este ejemplo
oi

-
--

\{

Figura 2.2. Espesor bruto hy,

Tomando en cuenta que el objetivo es obtener el espesor neto productivo, se
requiere primeramente eliminar las zonas con alto contenido de material arcilloso,
figura 2.3; de esta forma el volumen de hidrocarburos est4 dado por:

Ny = 8(hy, — (hyy + hy, +hy3)) 2.4

donde hiy, hie y his son intervalos lutiticos
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Si ademas de los intervalos lutiticos se excluyen los intervalos sin hidrocarburos,
es decir saturados 100% con agua, figura 2.4, se tiene:

Ni,, = 8(hy — (hy +hyz +hi3) — (hgn1 + hgp)) 2.5

donde hsh1 y hshe son los intervalos sin hidrocarburos

Finalmente, si solo se considera la zona con hidrocarburos movibles, figura 2.5, el
volumen es:

Ny . = 8(hy — (hy + hyz + hj3) — (heyq + hgh2) —hgim ) 2.6
donde hshm es el intervalo sin hidrocarburos movibles

RG

[
i

=

s
i
1

P P ————

Ihshm hh

¥

Figura 2.5. Exclusién de los intervalos sin hidrocarburos movibles

Al realizar la comparacién de los diferentes volimenes de hidrocarburos calculados
anteriormente es evidente que si § se mantiene constante, el valor del volumen
dado por las ecuaciones 2.3 y 2.6 son el mayor y el menor, respectivamente;
evidentemente el volumen calculado mediante la ecuacién 2.6 es el mas realista y el
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que presenta con menor grado de incertidumbre el volumen a ser recuperado,
debido a que en el célculo se utiliza el espesor neto productivo. La figura 2.6
representa la reduccién del espesor desde el intervalo de interés hasta el espesor
neto productivo.

RG RG
—_— > —_— >

. +

# #
1 |
1

Espesor neto
productivo

-
+

Figura 2.6. Reduccién del espesor

No obstante, es importante indicar que § variard como consecuencia de los cambios

que sufrirdn los parametros So,@, A y Boi.

Por lo anterior, al espesor neto productivo también se le considera un valor de
corte debido a que elimina intervalos que no contribuyen en el total de la
produccién. El espesor neto productivo se determina a partir de registros geotisicos
de pozos como son: litologfa, porosidad y resistividad, asf como también de analisis
en nucleos.

Los parametros de porosidad, saturaciéon de agua y espesor son primordiales en la
estimacion de reservas; los valores de porosidad y saturacién de agua obtenidos del
andlisis de los registros geofisicos o de ntcleos deben ponderarse con respecto al
espesor, para definir los valores medios de la formacién en estudio, los cuales se
pueden utilizar para determinar el volumen de hidrocarburos contenido en el
yacimiento empleando métodos volumétricos; los mas comunes son:

* Cimas y bases

®»  [sohidrocarburos
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2.1.1 Cimas y bases

Este método consiste en la elaboracién de mapas con curvas de igual profundidad
desde la cima hasta la base de la formacién. La cima y la base se determinan a partir
de los registros geofisicos de explotacién para todos y cada uno de los pozos
asociados con el yacimiento en estudio y a partir de estos puntos se generan los
mapas de cimas y bases que se utilizan en este procedimiento; los limites del
yacimiento se marcan en ambos mapas. La determinacién de las dreas encerradas
por cada una de las curvas del mapa de cimas y por cada una de las curvas del mapa
de bases permite elaborar una grafica de profundidades contra éreas; el area que se
encuentra entre la curva de cimas, la curva de bases y los limites del yacimiento,
alterada por la escala, es usada para determinar el volumen de roca del yacimiento.

Para la aplicacién de este método se usan valores medios de porosidad y de
saturacion de agua; en la figura 2.7 se muestra la forma tipica de aplicar el método

de cimas y bases.

MMapas de cimas y
bases

_ Pozos Areas

=

Cimas

Profundidad

Bases

Limite del”

vacimiento

Figura 2.7. Cimas y bases

2.1.2 Isohidrocarburos

Este método permite obtener un célculo mas confiable y preciso del volumen
original de hidrocarburos, puesto que considera implicitamente las variaciones que
sufren los pardmetros de porosidad y saturacién de agua, tanto vertical como
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arealmente. Se basa en el conocimiento de un indice de hidrocarburos asociado con
el yacimiento en estudio.

El indice de hidrocarburos es el producto del espesor neto de la formacién por su
porosidad y por la saturacién de hidrocarburos.

Ihcs = Q)h(l - Sw) 2.7

Al ponderar estos indices con las dreas respectivas se podrd obtener el volumen
total de hidrocarburos. Este método toma en cuenta la heterogeneidad del
yacimiento en cuanto se refiere a porosidad y saturacién inicial de agua.

Para este método los valores promedio de porosidad y saturacién de agua estdn
ponderados respecto al espesor.

]

Pozo 1 Pozo Pozo 3

ha
Aceite

Dy

R Y M N

Acuifero

Figura 2.8. Método de isohidrocarburos

En la figura 2.8 los valores de espesor, porosidad y saturacién de agua obtenidos a
través de los pozos uno, dos y tres se utilizan para realizar el calculo del volumen
de hidrocarburos. La porosidad y saturacién de agua se promedian con respecto al
espesor, para ello se emplean las siguientes ecuaciones:
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—_ X 0ihy 2.8
j=1hy
Sw = Zji S, b 2.9

donde:

J: nimero de intervalo
L h; : espesor considerado
j=1%]

Realizando una comparacién entre los dos métodos antes mencionados, se puede
notar que el volumen de hidrocarburos calculado mediante el método de cimas y
bases estd sobreestimado. En el caso de isohidrocarburos el volumen se apega mas
al volumen que se puede recuperar del yacimiento ya que se eliminan zonas que no
contribuyen significativamente en la produccién.

No obstante el valor del volumen de hidrocarburos depende de la cantidad y la
calidad de los datos disponibles, su valor mas cercano se obtendrd a medida que
transcurre la vida productiva del yacimiento.

2.2 Recuperacion de aceite por inyeccién de agua

La recuperacién de hidrocarburos por inyeccién de agua consiste en inyectar dentro
del yacimiento agua para desplazar el aceite, ademds de mantener la presién del
yacimiento. El agua se inyecta a través de pozos inyectores y desplaza o empuja una
parte del aceite hacia los pozos productores, figura 2.9.

Salida de

%, acelte y agua

Entrada
de agua

"

Figura 2.9. El agua penetra entre los poros de la roca saturada con aceite y lo desplaza
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Para determinar la factibilidad de la inyeccién de agua es importante realizar un
analisis de la geometria del yacimiento y de su comportamiento pasado, ademas
también depende de la existencia de aspectos estructurales como fallas o la
presencia de lutitas o de cualquier otro tipo de barrera de permeabilidad. Por otra
parte, un yacimiento altamente fallado hace poco atractivo cualquier programa de
inyeccién de agua. La mojabilidad juega un papel esencial. En sistemas mojados por
aceite se tendrdn altas saturaciones residuales de aceite. La permeabilidad relativa
al aceite llega a ser baja a saturaciones de aceite relativamente altas, se requiere de
mucho tiempo y una inundacién extensiva con agua para alcanzar Sor.

En términos generales, tanto en sistemas mojados fuertemente por agua como por
aceite, la saturacion residual de aceite es alta en condiciones practicas.

Valores tipicos de aceite residual:

» Sistema de mojabilidad intermedia 20%
» Sistemas mojados por agua 35%

* Sistemas mojados por aceite 15%

En operaciones donde se inyecta agua en los yacimientos de hidrocarburos ocurre
un desplazamiento inmiscible. Para que exista el desplazamiento es necesario que el
fluido desplazante disponga de mayor energia que el desplazado.

El desplazamiento de aceite por agua es un proceso de flujo no continuo, debido a
que las saturaciones de los fluidos cambian con el tiempo y como consecuencia se
producen cambios en las permeabilidades relativas. El mecanismo de
desplazamiento de una inyeccién de agua en un yacimiento homogéneo se puede
presentar en cuatro etapas.

1. Condiciones iniciales antes de la invasion.

Supdéngase que a través del yacimiento homogéneo las saturaciones a lo largo de un
intervalo son constantes, ademas que los fluidos se mueven horizontalmente y que
al momento de iniciarse la inyeccién de agua, el yacimiento ha sido producido por
agotamiento natural durante la etapa de produccién primaria. Como sucede a
menudo la presién actual del yacimiento sera menor que la presiéon de saturacién.
Por lo tanto existirda una fase de gas presente, la cual de acuerdo con las
suposiciones también serd uniforme a través del yacimiento tal como se observa en
la figura 2.10.
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l Pozo Pazo
inyector productor

Gas inicial

A ceite inicial

Saturacion irreductible de agua

Distancia —»
Figura 2.10. Distribucién de fluidos antes de la inyeccion

2. Lainvasién a un determinado tiempo.

Al comienzo de la invasiéon del agua se presenta un aumento de la presién en el
yacimiento, que es mayor alrededor de los pozos inyectores y declina hacia los
pozos productores. A medida que continda la inyeccién de agua, parte del aceite se
desplaza hacia adelante para formar un banco de aceite, el gas se redisuelve en el
aceite que va contactando mientras que el remanente fluye hacia los pozos
productores; a ésto se le denomina etapa de llene o llenado. Para lograrlo, la
acumulacién del agua inyectada debe ser equivalente al volumen del espacio
ocupado por el gas libre en el yacimiento, la llegada del frente de aceite a los pozos
productores marca el final del periodo de llene. Detréas del banco de aceite se forma
el banco de agua donde tGnicamente estdn presentes el agua inyectada, saturacién
residual de aceite y el gas atrapado. Detréds del frente de agua la saturacién de
aceite se va reduciendo progresivamente a medida que el aceite va siendo
desplazado por la corriente de agua, hasta que finalmente se alcanza la saturacién
residual de aceite, figura 2.11.

Pozo Pozo
inyector productor

L

7 Gas

Gas atrapado

Agua inyectada

Frente del banco —! Aceite
1

Frente de agua /' -
de aceite

Agua irreductible

¢ Distancia —> =

Figura 2.11. Distribucién de fluidos a un cierto tiempo durante la inyeccién de agua
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3. Rompimiento de agua

Después de alcanzar el llene, el avance del frente continta, el gasto de produccién
de aceite aumenta y eventualmente es equivalente al gasto de inyeccién de agua. Si
la saturacion inicial de agua de la formacién es menor que la saturacién critica de
agua, la produccién de aceite durante esta fase estara libre de agua. El comienzo de
una produccién significativa de agua es el signo de que se ha producido el
surgimiento o la ruptura del frente de agua en el pozo, figura 2.12.

Pozo Pozo
inyector productor
Aceite residual + gas
. Saturacion de aceite
N L después de la surgencia
Agua inyectada 38
i
P
T—
Saturacién irreductible de agua |

Distancia ——
Figura 2.12. Distribucién de fluidos después dela ruptura de agua

4. Etapa posterior a la ruptura.

Durante esta etapa la produccién de agua aumenta a expensas de la produccién de
aceite. La recuperacion de aceite detrds del frente se obtiene solamente con la
circulacién de grandes volimenes de agua, el drea barrida aumentara y esto puede
proveer suficiente produccién de aceite para justificar la continuaciéon de la
inyeccién de agua. El proceso finalizard cuando no sea econémicamente rentable.

Posiblemente, la principal razén por la cual fallan muchos proyectos de inyeccién
de agua es el desconocimiento de las heterogeneidades mas comunes que se
encuentran en los yacimientos; cuando éste es muy heterogéneo es preferible no
someterlo a procesos de desplazamiento pozo a pozo, por el contrario si la
heterogeneidad es limitada, se puede intentar la inyeccién selectiva en las arenas
més continuas y de mejor desarrollo. Las etapas en el mecanismo de
desplazamiento antes descritas, son consideradas para yacimientos homogéneos.
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En yacimientos con baja permeabilidad (<100 md) y porosidad (<15%) es preferible
la inyeccién de gas, ya que la inyectividad del agua en estos yacimientos es baja. En
yacimientos con alta permeabilidad (>100 md) y porosidad (>15%) se puede
inyectar agua sin dificultades, en el caso de que la saturacién inicial de agua sea alta
(>30%) la recuperacién de aceite sera baja ya que el agua inyectada tiende a fluir
por los canales més pequefios donde esta acumulada el agua inicial, canalizandose
rapidamente hacia los pozos de produccién.

La presencia de zonas o estratos de alta permeabilidad en un yacimiento es
desfavorable en proyectos de inyecciéon de agua, ya que para recuperar el aceite es
necesario producir grandes cantidades de agua. Cuando un yacimiento tiene un
acuffero pequefo de energfa limitada, se recomienda aumentarla por medio de
inyeccién de agua en los flancos; pero si es grande, un proceso de inyeccién serfa
contraproducente para el yacimiento.

En yacimientos horizontales, cuando se inyecta agua y se produce (aceite + agua)
por todo el espesor de la formacién, se presenta un efecto negativo de la
segregacion gravitacional sobre la eficiencia del barrido vertical.

La presencia de arcilla en los yacimientos constituye un factor critico en la decisién
de implementar un proyecto de inyeccién de agua, pues la inyectividad en estas
formaciones se reduce por expansién y/o dispersién de las lutitas.

En el caso de la permeabilidad del yacimiento, ésta controla en un alto grado el
gasto de inyeccién de agua que se puede mantener en un pozo de inyeccién para
una determinada presién. El grado de variacién de permeabilidad determina la
cantidad de agua que es necesario utilizar: entre menos heterogénea sea esa
propiedad, mayor éxito se tendrd en el método de inyeccién de agua.

Si se tienen grandes variaciones de permeabilidad en estratos individuales dentro
del yacimiento y si mantienen su continuidad sobre dreas extensas, el agua
inyectada alcanzara la ruptura demasiado rapido en los estratos de alta
permeabilidad y se producirdn grandes volimenes de agua antes que los estratos
menos permeables hayan sido barridos eficientemente.

La continuidad de los estratos individuales es tan importante como la variacién de
permeabilidad, ya que si no existe una correlacién del perfil de permeabilidades
entre pozos individuales existe la posibilidad de que las zonas mas permeables no
sean continuas y que la canalizacién del agua inyectada sea menos severa que la
indicada por los procedimientos aplicados en todo el yacimiento. En la figura 2.13
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se observa que la inyeccién de agua es més eficiente cuando la distribucién vertical
de permeabilidad disminuye a medida en que se incrementa la profundidad.

Inveccion -
Eh Produccion

l

Permesbilided — ] -
£l
E Agua
% l Aceite
l FAVORAELE
Inveccion Produccion
Permezhilidad —
g
g Aceite
B Agua
l DESFAVOERAELE ] -

Figura 2.13. Efecto de la distribucién vertical de permeabilidad sobre la inyeccic’)n de agua

Si el yacimiento esta dividido en estratos separados por lutitas, el estudio de una
seccién transversal en un horizonte productor podria indicar si los estratos
individuales tienen tendencia a reducirse en espesor en distancias laterales

relativamente cortas o si esta presenta una arena uniforme.

Por lo anterior, resulta necesario tener bien caracterizado el yacimiento antes de
implementar un proyecto de inyeccién de agua debido a que el éxito o fracaso del
mismo depende en gran magnitud del conocimiento de algunos pardametros
litol6gicos y petrofisicos, como son la saturacién de agua al inicio de la inyeccién, la
distribucién de permeabilidad y el porcentaje de arcilla.

2.2.1 Saturacion de agua al inicio de la inyeccién

En el Capitulo I se definié el término de flujo fraccional de agua, se explic6 que si se
trata de un desplazamiento horizontal donde se desprecian los efectos capilares y el

desplazamiento se realiza a temperatura constante, entonces el flujo fraccional de
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agua es funcién de las permeabilidades efectivas al aceite y al agua, las cuales a su
vez son funcién de la saturacién de agua. Por lo tanto, el flujo fraccional de agua
depende exclusivamente de la saturacién de agua que se tiene durante el proceso de
inyeccioén, si la saturacién de agua al inicio de la inyeccién es alta (mayor a la
saturacién critica de agua) muy pronto el agua irrumpird en los pozos productores,
incrementando el flujo fraccional de agua. Al considerar el flujo fraccional de agua
como valor de corte se puede determinar la saturacién correspondiente a dicho flujo
y en el caso de que la saturaciéon de agua al inicio de la inyeccién esté por encima o
cercana a este valor, no serd rentable implementar un proyecto de inyeccién de
agua, de ahf la importancia de manejar el flujo fraccional de agua como valor de
corte.

2.2.2 Distribucién de permeabilidad

Es evidente que en el yacimiento se presentan variaciones en la permeabilidad
absoluta encontrando zonas no apropiadas para la inyeccién de agua debido a que
se tienen permeabilidades bajas, por lo que es necesario aplicar el valor de corte de
permeabilidad absoluta para eliminar dichas zonas.

2.2.3 Porcentaje de arcilla

De acuerdo a las caracteristicas de la arcilla, existen yacimientos, donde no es
apropiado implementar un proceso de inyeccién de agua debido a que el alto
contenido de arcilla reduce drasticamente la eficiencia de desplazamiento.
Aplicando el valor de corte de arcilla es posible eliminar 4reas con poca o nula
posibilidad de permitir el flujo de fluidos.

El éxito en un proyecto de inyeccién de agua solo se lograra caracterizando
adecuadamente el yacimiento, considerando los respectivos valores de corte antes
mencionados.

2.3 Simulacién numérica de yacimientos

Como consecuencia de la declinacion mundial de las reservas, la fluctuacién en los
precios del petréleo y los incrementos en los insumos; en los Gltimos afios las
compaififas petroleras, para ser eficientes y competitivas, impulsaron una
reorganizacién basada en la planificacién integral detallada de la explotacién. Se
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adoptaron conceptos de administracién integral de yacimientos como el medio para
lograrlo. Esta nueva organizacién resulté exitosa y ha permitido recuperar
grandes cantidades de hidrocarburos que normalmente se quedaban remanentes en
el subsuelo después de que los pozos y finalmente los yacimientos eran
abandonados por no producir lo suficiente para ser rentables.

La integracién de todos los grupos que intervienen en la explotacién, desde la
evaluacién del potencial hasta el abandono de los campos, el desarrollo de nuevas
técnicas asf como de herramientas y la automatizacién e incremento de capacidad
en los equipos de computo ha facilitado el procesamiento de datos y el andlisis para
la toma de decisiones, permitiendo obtener la maxima recuperacién econémica de
los yacimientos.

Tomando en cuenta que el objetivo es incrementar el factor de recuperacién,
cualquier metodologia adoptada sera adecuada si esta basada en maximizar el valor
econémico de los activos, optimizando los costos operativos, sobre todo si se
considera que un incremento en el factor de recuperaciéon del 1% puede representar
decenas o hasta centenas de millones de délares.

La simulacién numérica de yacimientos es una herramienta de suma importancia en
los estudios de ingenierfa de yacimientos ya que permite predecir el
comportamiento del yacimiento bajo diferentes esquemas de operacién, permitiendo
seleccionar el plan mas adecuado de explotacién. En términos generales, las
ecuaciones que representan las propiedades fisicas que gobiernan el flujo de fluidos
a través del medio poroso son ecuaciones diferenciales parciales no lineales, cuya
solucién es posible tnicamente aplicando métodos numéricos. En algunos casos
para calcular, por ejemplo la recuperacién, se utilizan métodos de balance de
materia, en los cuales se considera al yacimiento como un tanque con propiedades
petrofisicas promedio; no obstante, esta suposicién de homogeneidad a lo largo de
todo el yacimiento, aunque se ha demostrado que puede ser valida, no existe, por lo
cual se pensé en dividir el yacimiento en una serie de bloques o celdas, figura 2.14
asignandole a cada una de ellas propiedades promedio y aplicar la ecuacién de
balance de materia para cada bloque, a su vez acoplado a la ecuacién de Darcy que
es una ecuacién de flujo que permite determinar la interaccién entre los bloques.
Una vez que se divide el yacimiento en una serie de bloques se establece el modelo
matematico capaz de describir el proceso fisico que se presenta, para lo cual es
necesario obtener su solucién; sin embargo, es casi imposible obtener una solucién
analitica por lo que surge la necesidad de transformar el modelo matematico en un
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modelo numérico, siendo éste el tinico camino por medio del cual se puede llegar a
una solucién que sea aplicable.
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1? ||'_
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X

Figura 2.14. Discretizacién del yacimiento

Como es de suponerse, al realizar un estudio de simulacién es necesario integrar la
geologia, geofisica, petrofisica, ingenierfa de yacimientos, produccién, perforacion,
instalaciones de produccién, evaluacién econémica, entre otras. Es decir, la
simulacién requiere de una gran cantidad de informacién y por consiguiente el
tiempo para predecir el comportamiento del yacimiento es prolongado.

El primer problema que surge es el de obtener la informacién necesaria para cada
bloque, pero suponiendo que se puede contar con dicha informacién, sin lugar a
dudas, ésta es la mejor forma para llevar a cabo el estudio de un yacimiento cuando
no es homogéneo. Con ésto no se quiere decir que esta metodologfa debe aplicarse
indistintamente a cualquier problema, pues como se menciond, la informacién con
la que se cuenta es la pauta para determinar que tan confiable puede llegar a ser la
simulaciéon. Por ejemplo, cuando recientemente se descubre un yacimiento se
cuenta con muy poca informacién y realizar una simulacién puede resultar hasta
cierto punto innecesaria, en este caso lo mas conveniente es utilizar el método de
balance de materia, ya que bien aplicado en determinados casos, puede proporcionar
mejores resultados, otra alternativa es realizar la simulacién no muy refinada.

Es de particular interés analizar la informacién con la cual se alimenta al simulador:

propiedades de la roca y del sistema roca-fluidos, caracteristicas PVT, geometria
el yacimiento, mecanismos de empuje, condiciones iniciales y de frontera, por citar

del to, d , cond 1 de frontera, t
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algunos. Necesariamente dichos datos deben cumplir con la condicién de ser
representativos del yacimiento, ademds deben definir de manera precisa,
Unicamente las zonas del yacimiento con posibilidades de producir hidrocarburos de
forma rentable.

Como se mencioné anteriormente para dar solucién a las ecuaciones que
representan el flujo de fluidos a través del medio poroso se utilizan modelos
numéricos, es decir se forman sistemas de ecuaciones, cuya dimensién depende del
nimero de bloques en el que se divide el yacimiento, por tal razén una de las
principales desventajas que se presenta al realizar una simulacién radica en la
cantidad de informacién y de datos que se debe procesar en un equipo de cémputo,
por lo que la principal limitante que se tiene es la falta de capacidad de los equipos
para realizar el procesamiento de los datos.

Un paso clave para minimizar dicho problema consiste en realizar un escalamiento
de propiedades como son porosidad, permeabilidad y permeabilidad relativa. En
otras palabras, los modelos geolégicos generados por geoestadistica son muy
grandes pudiendo tener hasta millones de celdas, claro es que contienen los rasgos
detallados del yacimiento, pero no es posible usarlos en su totalidad debido a los
requerimientos computacionales. En consecuencia, a partir del modelo geolégico se
toman valores promedios de porosidad y permeabilidad entre dos o mas celdas y
por lo tanto hay una reduccién en los datos.

Si a lo anterior se le afade la utilizacién de valores de corte, serd posible reducir
porciones o zonas del yacimiento que no contribuyen significativamente en la
recuperacién de hidrocarburos, ademds se tendra una mejor prediccién del
comportamiento del yacimiento bajo diferentes condiciones de operacion.

Basado en un enfoque integral de explotacién, la utilizacién de los valores de corte
en la simulacién de yacimientos es de gran impacto, ya que con la ayuda de la
simulacién se puede: conocer el volumen original de hidrocarburos, tener una clara
idea del movimiento de los fluidos dentro del yacimiento, analizar la conveniencia,
de inyectar agua, gas o algin método de recuperacién mejorada, optimizar los
sistemas de recolecciéon asi como los efectos de la localizacién de los pozos y su
espaciamiento.

En la figura 2.15 se muestran los mapas de porosidad, de permeabilidad y de
saturacién de agua para un yacimiento en cuya simulacién no se aplicaron valores
de corte.
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Mapa de porosidad
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Figura 2.15. Mapas de simulacién sin aplicar valores de corte de porosidad
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Son varios los parametros que intervienen en el estudio del yacimiento para los

cuales se puede definir un valor de corte, en el caso de la figura 2.15 se hace

referencia a un valor de corte de porosidad de 0%, es decir se estd considerando el

yacimiento en su totalidad, incluyendo las zonas que de acuerdo a sus

caracteristicas pueden no contribuir a la recuperacién de

hidrocarburos.

Precisamente para eliminar dichas zonas se aplican los valores de corte, como se

muestra en las figuras 2.16 y 2.17.

Mapa de porosidad
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Figura 2.16. Mapas de simulacién aplicando valor de corte de porosidad de 3%
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Mapa de saturacion de agua
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Figura 2.17. Mapas de simulacién aplicando valor de corte de porosidad de 5%

En las figuras 2.16 y 2.17 se observa cémo se reduce el volumen de roca al utilizar
valores de corte de porosidad. Cabe sefialar que en algunas ocasiones basta con
aplicar un solo parametro como valor de corte; sin embargo, en algunos otros casos
es necesario utilizar dos o mds parametros para definir el o los intervalos con
posibilidades de producir hidrocarburos de manera rentable, como se muestra en las
figuras 2.18 y 2.19.

Mapa de porosidad Mapa de permeabilidad Mapa de saturacion de agua
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Figura 2.18. Mapas de simulacién aplicando valores de corte de porosidad de 3% y de permeabilidad de 0.5 MD
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Figura 2.19. Mapas de simulacién aplicando tres parémetros como valores de corte

La simulacién de yacimientos es la mejor herramienta para validar el volumen de
hidrocarburos asi como para la estimaciéon de reservas, claramente se observa el
impacto que se tiene al utilizar los valores de corte, por citar un caso, si se
determina el volumen de hidrocarburos con la simulacién mostrada en la figura
2.15, dicho volumen ser4 diferente al calculado con la simulacién de la figura 2.17.
Las mismas variaciones se presentaran al realizar los pronésticos de produccidn, el
espaciamiento entre pozos asf como el andlisis de la recuperacién final. Ademds es
indispensable revisar cuidadosamente la informacién disponible para seleccionar
adecuadamente los valores de corte que se deben aplicar al realizar un estudio de
simulacién, precisamente por eso es de particular interés partir de una metodologfa
integral en el estudio del yacimiento.

Con el objetivo de comparar las diferencias que se presentan al aplicar valores de
corte, en la figura 2.20 se muestran seis mapas de simulacién: dos de porosidad,
dos de permeabilidad y dos de saturacién de agua. Se puede observar que en los tres
mapas situados en la parte superior de la figura se considera el volumen total de
roca del yacimiento ya que no existe ningtn valor de corte aplicado; mientras que
en los tres de la parte de abajo se tienen hasta tres valores de corte aplicados, por lo
mismo el volumen de roca se reduce. Por lo tanto, son éstos Gltimos tres mapas de
simulacién los que representan con mayor precisién las zonas del yacimiento con
posibilidades de producir hidrocarburos.
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Mapa de porosidad Mapa de permeabilidad Mapa de saturaciéon de agua
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Figura 2.20. Comparaci6n del impacto que se tiene al aplicar valores de corte de porosidad,
permeabilidad absoluta y saturacién de agua en tres mapas de simulacién
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Introduccion

La ubicaciéon correcta de los intervalos con potencial de producir hidrocarburos, asi
como la selecciéon adecuada de los intervalos en los cuales se terminan los pozos,
son elementos de vital importancia para la maximizacién del valor econémico de los
activos. Introducir los valores de corte en el proceso de la caracterizaciéon del
yacimiento contribuye a tener mayor certeza al seleccionar las capas productoras.

En este capitulo la determinacién de los valores de corte se divide en dos partes; la
primera de ellas consiste en determinarlos considerando unicamente las
caracteristicas del yacimiento, es decir, el objetivo es seleccionar los espesores en
los cuales se tiene produccién de aceite. En la segunda parte, se describe la forma en
cémo determinar los valores de corte bajo condiciones operacionales y econémicas;
bajo este criterio, en los intervalos seleccionados para ser explotados estdn
implicitas las limitantes que se tienen en el manejo de los fluidos en superficie,
particularmente el agua.
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3.1 Medicién de la porosidad (@)

La fuente de informacién méas comin para llevar a cabo la caracterizacién de
yacimientos son los registros geofisicos de pozos y las muestras de roca, ya sean
ntcleos de didametro completo o un conjunto de muestras pequefias continuas; dicha
informacién puede ser empleada para determinar la porosidad de la roca del
yacimiento.

Generalmente la herramienta mas til para determinar la porosidad consiste en el
manejo de registros geofisicos, los cuales se clasifican dependiendo de la propiedad
que registran y el principio de medicién que utilizan.

Los principales registros de porosidad son:

=  Neutrén, @n
= Densidad, pb
=  Sénico, At

* NMR Resonancia Magnética

En los tres primeros registros la medicién de la porosidad es atectada por el fluido
y la matriz, mientras que para el de Resonancia Magnética la porosidad solo es
afectada por el fluido.

3.1.1 Célculo de la porosidad por medio del registro sénico

La medicién de la porosidad de la formacién se obtiene al relacionar las propiedades
acusticas de la roca con la porosidad ya que se encuentran {ntimamente
relacionadas.

Este tipo de registros se toman en agujero abierto y consisten en enviar por medio
de transmisores un tren de ondas acusticas que viajen a través de la formacion,
estas ondas son detectadas mediante receptores midiendo asf el tiempo de transito,
At, es decir el tiempo que tarda la onda actstica en recorrer una distancia igual a la
separacion entre receptores, figura 3.1.

Los datos arrojados por la sonda son registrados en superficie utilizando un equipo
de cémputo, el cual efectiia un promedio de los tiempos para obtener el tiempo total
de transito.
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Figura 3.1 Medicién del tiempo de transito mediante una sonda acustica.

Wryllie, Gregory y Gardner encontraron, experimentalmente, que en formaciones
limpias y consolidadas con poros distribuidos uniformemente, existe una relacién
lineal entre la porosidad y el tiempo de trénsito; dicha relacién es:

At—Aty,

T At — Aty 5.1

At,, < At < At

Donde At [pseg/pie] es la lectura del registro sénico, mientras que Atr y Atma, son
los tiempos de transito en el fluido y en la matriz, respectivamente. Se concluye que
para el célculo de la porosidad se requiere saber la litologia de la roca del
yacimiento y los tipos de fluidos que saturan la roca.

Graficamente la ecuacién 3.1 se expresa mediante la figura 3.2; la interseccién de
la linea de tendencia con el eje de las ordenadas indica el valor del At ,, cuando la
porosidad es igual a cero cualitativamente se conoce el tipo de roca que se tiene en
la formacién; y al extrapolarla hasta un valor de porosidad de 100% se obtiene el

Atg; los puntos indican el rango de variacién de la porosidad respecto al tiempo de
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transito. Si se utiliza el registro sénico en conjunto con otros registros es posible
determinar valores més precisos de porosidad.

Atr

bt[pseg/pie)

Atma

0 20 40 a0 a0 100
P[]

Figura 3.2. Grafica At contra porosidad

En el caso de rocas consolidadas, en particular los carbonatos, la ecuacién 3.1
mantiene una relacién razonable y el registro sénico proporciona una buena
estimaciéon de la porosidad. Empero, en el caso de formaciones someras, areniscas
poco consolidadas y en general, en todos los casos en que la roca no ha alcanzado
su grado completo de compactacién, el registro sénico puede sobreestimar
considerablemente la porosidad de la formacién. Lo mismo ocurre en zonas con
presencia de gas o de hidrocarburos ligeros ya que es significativamente menor la
velocidad de la onda acustica.

Una caracteristica interesante del registro sénico es que algunas  veces,
especialmente en las rocas carbonatadas, puede proporcionar una estimacién de la
porosidad secundaria, siempre y cuando sea utilizado conjuntamente con otro
registro de porosidad, por ejemplo el registro de densidad. La diferencia que se
tiene entre las dos mediciones de porosidad proporciona cualitativamente el grado
de porosidad secundaria. No se puede utilizar de forma aislada el registro sénico
para medir porosidad secundaria debido a que la herramienta tiende a ignorar las
fracturas o cavidades aisladas, esto como consecuencia de que las ondas acusticas
recorrerdn la distancia mas corta a través de la roca.

El registro sénico responde solamente a la porosidad primaria (matriz), mientras
que la herramienta de densidad mide la porosidad total, por lo que la diferencia
entre las dos medidas indica la presencia de porosidad secundaria.
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wsecundaria = (Ddensidad - ®sénic0 3.2

Finalmente los valores de porosidad obtenidos mediante el registro se grafican a lo
largo del intervalo de interés y pueden ser calibrados mediante mediciones en

nucleos, figura 3.3.

d[%]
30 0
4500
E ——Porosidad de
E"- registro sénico
e Porosidad de
4750 .
nucleos
L]
)
L]
_
5000

Figura 3.3. Variacién vertical de porosidad
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Es importante hacer notar que en el caso en que se mida la porosidad en una
formacién arcillosa es necesario corregir el dato obtenido mediante el registro
sénico para evitar sobreestimar el valor de la porosidad. En una formacién con
material arcilloso la lectura del registro sénico, estara dada por:

At = @Atf + VClAtSh + (1 - Q) - Vcl)Atma 3.3

Va es el porcentaje de arcilla y Atg, es la lectura del registro sénico correspondiente
a la zona base de lutitas identificada con el registro de litologfa. A partir de la
ecuacién 3.3 se obtiene:

. At — Atma - Vcl (Atsh - Atma) 3.4
At — At

Reacomodando la ecuacion 3.4

At = Aty (Atsh — Atma) 3.5
At — Aty O\ At — Aty

At < Atg; At,, < Atg,

A medida en que el porcentaje de arcilla disminuye, la porosidad leida mediante el
registro se aproxima al valor verdadero de porosidad.

3.2Medicién de la permeabilidad absoluta(k,)

Actualmente se cuenta con una serie de métodos para medir o estimar el valor de la
permeabilidad absoluta, ya sea de forma directa o de forma indirecta, los métodos
més utilizados son: analisis en nucleos, registros geofisicos y pruebas de
produccion.
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El rango de permeabilidades normalmente flucttia entre los siguientes valores:

Rango [mD] | Clasificacién
<1 muy baja
1a10 baja
10 a 50 regular
50 a 200 promedio
200 a 500 buena
>500 excelente

Tabla 3.1.Clasificacion de permeabﬂidad absoluta de acuerdo a su valor

El método mas utilizado a nivel mundial es el de la toma de registros geofisicos, sin
embargo, ain no existe un registro capaz de cuantificar por si solo el valor de la
permeabilidad absoluta por lo que usualmente se obtiene a partir de correlaciones
con algunos otros pardmetros calculados por medio de registros geofisicos.

En el caso de andlisis en ntcleos, la permeabilidad absoluta se puede medir
directamente, pero esta técnica no es muy aplicada debido a que la toma de las
muestras solo se realiza en algunos pozos nucleando solo los intervalos de interés
para el analisis de la formacién; lo mismo sucede con las pruebas de producciéon, en
las cuales se abarca una determinada 4rea del yacimiento.

Un método para determinar la permeabilidad absoluta en laboratorio consiste en
realizar en un ntcleo, de geometria regular, mediciones de la permeabilidad al gas
kg y corregir por deslizamiento molecular (efecto de Klinkenberg).

Klinkenberg afirma que la permeabilidad a un gas es funcién de la distancia que
existe entre las moléculas de gas al pasar a través del nuicleo y, por lo tanto,
depende de los factores que afectan tal distancia, tales como la temperatura, presién
y tipo de gas. Por lo mismo, cuando se manejan altas presiones el gas tiende a
comportarse como liquido y es de esperar que la permeabilidad al gas se aproxime
a la del liquido cuando la presién tiende a infinito; tal relacién se presenta en la
ecuacion 3.6:

3.6

donde:

a [atm-mD7: pendiente de la linea de tendencia
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b fmD7: ordenada al origen = permeabilidad al liquido

P [atm7: presiéon media

Para determinar la permeabilidad absoluta a partir de mediciones a la

permeabilidad al gas se emplea un permedametro y la k¢ se obtiene directamente de

la ecuacién de Darcy, el procedimiento es el siguiente:

Utilizando la ecuacién de Darcy se mide la kg varias veces a diferentes

presiones medias, donde:

_ Pentrada + Psalida 3.7
P, = >
Panu'ad,a Psalid,a
— >

Con los datos obtenidos elaborar una gréfica ke contra (1/Pm) en escala
normal.

Finalmente se traza la linea de tendencia y se extrapola hasta cruzar el eje de
las ordenadas. El valor encontrado es la permeabilidad al liquido, la cual se
considera igual a la permeabilidad absoluta, ver figura 3.4.

2

)

ka ,,;:"; Extrapolando la linea se determina el
=

valor de la permeabilidad absoluta

1/Pm[atm-1]

Figura 3.4.0btencién de la permeabilidad absoluta con el método de Klinkenberg
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En la siguiente grafica se muestra el efecto de la permeabilidad en la magnitud del
efecto de Klinkenberg.

500
PenneabilidV
400 e
__ 300
v Permeabilidad intermedia __
200
f”'
100 —
-"J"
-l'-f-,
- Permeabilidad baja ~
I e
0} 0.5 1.0 1.5 20
1/P, [atm™]

Figura 3.5. Variacién de la permeabilidad al gas con la presién media para rocas de

diferente permeabilidad absoluta

Cabe senalar que el método descrito anteriormente se puede aplicar en rocas de
yacimientos considerados homogéneos, es decir, en donde las variaciones de
porosidad y permeabilidad no son tan abruptas; para el caso de yacimientos
heterogéneos, particularmente de yacimientos naturalmente fracturados (YNF),
éstos presentan doble porosidad-doble permeabilidad por lo tanto las mediciones de
permeabilidad al gas deben realizarse en ntcleos grandes y en tres direcciones,
figura 3.6:

* permeabilidad vertical
= permeabilidad horizontal maxima

* permeabilidad horizontal minima
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Flujo vertical Flujo horizontal

Hinimo maximo

( | ——

-——— -——

Figura 3.6.Direccién de ﬂujo en nucleos grandes tomados de yacimientos heterogéneos debido a fracturas

Pese a que muchos estudios de investigacién han sido encaminados a tratar de
encontrar un modelo de aplicacién general para determinar la permeabilidad hasta
la fecha no se ha tenido éxito; empero se han desarrollado una serie de
correlaciones para cuantificar la permeabilidad a partir de algin otro pardmetro
obtenido por medio de registros geofisicos; por ejemplo, la permeabilidad se puede
correlacionar con la porosidad efectiva ya que normalmente en algunas formaciones
principalmente compuestas por rocas sedimentarias se presenta un comportamiento
lineal entre ambos parametros al graficar log(k.) vs log(®) , log(ka) vs @ o ka vs @;
por tal razén las correlaciones normalmente se expresan de la siguiente manera:

log(k,) = C+ Dlog(®) 3.8
log(k,) = C+ D@ 3.9
ka =C+ D@ 3.10

Los valores de las constantes C y D de las ecuaciones 3.8, 3.9 y 8.10 dependen del
tipo de formacion, lo que hace que las tendencias lineales varien de un tipo de roca a
otro; por lo tanto, al establecer la tendencia para una roca en particular se puede
estimar la permeabilidad a partir de la porosidad obtenida por medio de algin
registro de porosidad. En el caso de YNF esta correlacién no es apropiada debido a
que normalmente poseen porosidades efectivas muy bajas en contraste con sus
permeabilidades.

Para tener una mejor aproximacién del valor de permeabilidad, los datos obtenidos
por medio de correlaciones se pueden calibrar con datos de laboratorio o de algin
otro método, en la figura 3.7 se muestra la variacién de permeabilidad a lo largo
del intervalo de interés obtenida a partir de correlaciones y de mediciones en
nucleos.
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Figura 3.7. Variacién de la permeabﬂidad absoluta respecto a la profundidad

3.3Determinacioén del porcentaje de arcilla(Vy)

Es importante hacer notar la diferencia que existe entre los términos lutita y
arcilla; en el primer caso se trata de una roca con material arcilloso que contiene
agua, el término arcilla hace referencia Gnicamente al material que conforma la

roca.

Los efectos que origina una roca lutitica en el yacimiento dependen de la
distribucién del material arcilloso, cantidad de material arcilloso, salinidad del agua
de formacién y saturacién de agua. En la figura 3.8 se muestran las tres diferentes

formas en que los materiales arcillosos se pueden encontrar.
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2) Arcilla 3) Arcilla
estructural dispersa

Arena

limpia

Matriz Matriz

Matriz Matriz

Figura 3.8. Formas en como se distribuye la arcilla

1. La arcilla estd en forma de ldminas separadas por capas de arena. En este
caso no se afecta la porosidad o la permeabilidad de las arenas. Sin embargo,
si aumenta el contenido de arcilla laminar, la porosidad media decrece y la
porosidad efectiva se reduce proporcionalmente.

2. En este caso el material arcilloso se encuentra formando granos entre la
matriz de la formacién y por lo tanto la porosidad no se ve atectada.

3. El material arcilloso esta disperso a través de la arena y parcialmente
llenando los intersticios intergranulares. Esta dispersién de arcilla puede
adherirse recubriendo los granos de la arena o parcialmente llenando los
canales de los poros pequefios, esto reduce fuertemente la porosidad y la
permeabilidad de la formacién.

Cabe sefialar que todas estas formas en que se distribuye la arcilla pueden ocurrir
simultdneamente en la misma formacién. E1 mas importante efecto del material
arcilloso es la habilidad que posee para absorber y mantener el agua en la superticie
de sus granos. Dos formas comtinmente utilizadas para definir a las arcillas es por
medio del tamafio de grano y el material que contiene; normalmente se consideran
los siguientes tamafios de granos: arenas 0.05 a 2 mm, limo 0.004 a 0.05 mm Yy
arcilla < 0.004 mm.

La presencia de arcilla en los yacimientos puede ser vislumbrada desde dos
enfoques diferentes; por un lado para que los hidrocarburos puedan quedar
confinados en las rocas almacenadoras es necesario que las paredes o limites del
yacimiento estén sellados de forma efectiva, de esta manera las capas arcillosas
acttian como sellos debido a su escasa permeabilidad. Dichas capas pueden tener un
espesor muy variable, éste sera reducido si tienen excelente calidad (alto porcentaje
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de material arcilloso), mediano o grueso, si es de calidad mediana o mala. Por otra
parte, de acuerdo a la distribucién del contenido de arcilla en la formacién
productora algunas propiedades petrofisicas como la porosidad y la permeabilidad
son afectadas notablemente. Al medir el porcentaje de arcilla en el yacimiento se
pueden determinar los intervalos que actiian como sellos del mismo, asi también se
eliminan los intervalos no apropiados para la produccién de hidrocarburos por
tener un alto contenido de arcilla. El porcentaje de arcilla, Ve, se determina a partir
de la relacién existente entre el volumen de arcilla y el volumen total de roca. Para
poder obtener el porcentaje de arcilla es necesario recurrir a registros geotisicos o a
muestras de nudcleos. Los registros mas utilizados para determinar dicho porcentaje
son: potencial natural (SP), rayos Gamma (RG) y espectroscopia de rayos gamma
(NGT). A continuacién se describe el procedimiento para obtener
cuantitativamente el porcentaje de arcilla a partir del registro de rayos gamma.

El registro RG mide la radiactividad natural de la formacién como consecuencia de
la emisién de rayos gamma debido a la presencia de isétopos radiactivos: potasio
(K40), torio (Thase) y uranio (Usss). Estos isétopos tienden a concentrase en las
arcillas, por lo que un bajo valor de radiactividad hace referencia a una zona limpia,
mientras que un alto valor indica presencia de arcilla, como lo muestra la figura
3.9.

RG[APT)
10 » 130
2000
Arena %
limpia B +— Lutita
2003
RGmi.u
I RGomax
1
I <
2010 v

Figura 3.9. Registro de rayos gamma
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En la figura 3.9 la linea continua se conoce como linea base de lutitas y la linea
punteada es la linea base de arenas, en otras palabras, son los valores limite del
registro de rayos gamma y éstos se emplean para determinar el indice de rayos
gamma a partir de la siguiente ecuacién:

o RG — RGpip 11
RG RGmax - RGmin '

donde:

IrG [fraccion’]: indice de rayos gamma

RG [API7: lectura del registro de rayos gamma en el intervalo de interés
RGuin [API]: lectura del registro en la zona de arenas limpia

RGmax [API]: lectura del registro en la zona de lutitas

Para determinar la cantidad de arcilla, Va [fraccién’], se emplean las siguientes

ecuaciones:

Vy = 0.33[2CMre) — 1] 3.12

vV, = ()_()83[2(3-711RG) — 1] 3.18

La ecuacién 3.12 se utiliza en rocas consolidadas y la 8.13 en rocas del Terciario no
consolidadas. Por ejemplo, empleando la ecuacién 3.13 se calcula Vo para cada una
de las lecturas de RG obtenidas a partir de la figura 8.9, a 2005 metros el
porcentaje de arcilla es aproximadamente de 67%, ver figura 3.10.

Un valor més preciso del porcentaje de arcilla se obtiene a través de un analisis
mineralégico realizado en laboratorio. Para ésto se puede emplear un método
instrumental conocido como difraccién de rayos X, este método es particularmente
atil en el analisis de material cristalino de grano muy fino.
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Figura 3.10. Variacién vertical del contenido de arcilla

Procedimiento para determinar el porcentaje de arcilla:

1.

2
3.
4

Seleccionar y moler suavemente una muestra
Tamizar para separar la fracciéon limo més arcilla
A continuacién se centrifuga para separar el limo de la arcilla

Se prepara la fracciéon arcillosa para realizar el analisis de los diferentes

minerales que la conforman

Para este andlisis, primero la fraccién arcillosa se analiza mediante difraccién de
rayos X, en seguida se le agrega etilene-glicol y se analiza mediante difraccién de
rayos X; finalmente es calcinada y otra vez se analiza mediante difraccién de rayos
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X. La interpretacién de los difractogramas normal, glicolado y calcinado permiten
identificar cada mineral arcilloso, ademds de la relacién cuantitativa de los
minerales presentes.

El porcentaje de arcilla obtenido en laboratorio puede utilizarse para calibrar los
datos obtenidos mediante el registro de rayos gamma.

3.4 Determinacion de la saturaciéon de agua en formaciones

limpias(S,,)

En 1950, Archie demostré que las propiedades petrofisicas y geoldgicas estan
relacionadas a nivel de los poros, pardmetros como la porosidad, permeabilidad y
tuerzas capilares se relacionan intimamente con la distribucién del tamaiio de poro.
Para seleccionar los intervalos productores es necesario determinar la saturacién de
agua y de hidrocarburos en el yacimiento.

Si se tiene una roca limpia cuyos poros estdn ocupados por aire la conductividad a
través de ésta es cero. Cuando los poros de la roca estan saturados 100% con agua
se tiene la maxima conductividad C,. El valor de C, es controlado por la porosidad,
la composicién del agua en el espacio poroso y la tortuosidad de los poros de la
roca. Para una muestra de roca, la relaciéon existente entre Cy y C, es constante y es

llamado factor de formacién, F. El valor de I siempre sera mayor a 1, debido a que
Cw > Co.

]

F=_W 3.14

0
donde
Cw [ohms-m7]-': es la conductividad del agua que satura el medio poroso.

En el capitulo uno de esta tesis se definié la resistividad como el reciproco de la
conductividad, por lo tanto la ecuacién 3.14 puede expresarse de la siguiente
manera:

F=_2 3.15
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Para una formacién limpia Archie encontré que los valores de I se relacionan con
la porosidad de la roca si son graficados en escala log-log, dicha relacién se muestra
en la figura 8.11 y en la siguiente ecuacién:

a
F 3.16

donde:

m: es el factor de cementacién o exponente de litologia, a: es el factor de
tortuosidad

1000

Factor de formacion F
T

EFECTO DE “m” EN EL FACTOR DE
- FORMACION Y EN LA POROSIDAD.

PARPA @ =15%; FVARIA DE 13 A93

PARAF =45, 0 VARIADE 79 A 21%

Ll i J ok 'a_LJIIJIl

1 i i
0.001 0.01 01 10

Porosidad [fraccion]

Figura 3.11.Factor de formacién contra porosidad

La expresién matematica de la linea recta mostrada en la figura 3.11 es:

logF = —mlog @ + loga 3.17

Los valores de a y m son determinados experimentalmente; a es usualmente
cercano al valor de 1 y m usualmente cercano a 2 en formaciones porosas. En rocas
carbonatadas m tiene valores generalmente altos (mayores a 2). En la mayoria de
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los yacimientos de hidrocarburos en areniscas m varfa entre 1.5 y 2.5, dicha
variacién se resume en la tabla 3.2.

Factor de cementacion Factor de
Grado de consolidacién (atmosférico) cementacion (in-situ)
areniscas muy consolidadas 1.2 1.2
areniscas poco consolidadas 1.4 1.6
arenisca deleznable 1.6 1.8
arenisca dura 1.8 2
arenisca muy dura 2 2.2

Tabla. 3.2 Factor de cementacién para diferente tipo de arenisca

Algunas férmulas comunes que relaciona I con @ son:

1 .
» F= g o formaciones compactadas y carbonatos

= F = pl0.0190-187] para carbonatos de baja porosidad y sin fracturas
0.62 .

» F=—5 férmula Humble para formaciones suaves
Q) .
0.81 . .

= F= e térmula Humble simplificada para arenas

De acuerdo a la ecuacién 38.17 el valor de a es la ordenada al origen, es decir
corresponde a un valor de porosidad igual a 1 si se procesa en fraccién, figura 3.12.

1000

100

Factor de formacion I'

10

WY il

0.0 o1 1.0

Porosidad [fraccion]

1
D.om

Figura 3.12.Determinacion gra’fica del factor de tortuosidad
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Para considerar el contenido de hidrocarburos, se introduce el término R el cual
representa la resistividad cuando la saturacién de agua es menor al 100%. El valor
inicial de Ro (con Sw =100%) aumenta a un valor Rt cuando la saturacién de agua
decrece, como se muestra en la figura 3.13:

S. =1 «— R, S.=0.6 «— R;

Figura 3.13. Relacién de saturacién de agua con R,y R,

Rt es la resistividad de una roca del yacimiento que contiene hidrocarburos y agua
de formacién. El valor de R: (poros con agua e hidrocarburos) es mayor que Ro
(poros sélo con agua). La relacién R¢/ R, es un indicativo de la saturacién de agua
si se grafica en escala log-log, figura 3.14.

A la relacién Rt/ R, se le llama indice de resistividad I y siempre serd mayor a
uno, o igual a uno cuando no se tenga presencia de hidrocarburos, es decir cuando
los poros estén saturados 100% con agua.

El maximo valor de R: se presenta cuando en la roca se tiene saturacién
irreductible de agua. De acuerdo a la figura 3.14-

I___i 3.18

donde:
n: exponente de saturacién

En la préctica es comun utilizar n igual 2 si la roca esta mojada por agua y en el
caso en que la arenisca este mojada por aceite n puede ser mayor a 2; para calizas
normalmente se tiene un valor menor a 2. En términos generales, la forma mas
adecuada para obtener n es a través de la correlacién I-Sy establecida para la
formacién de interés con datos de nucleos.
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Figura 3.14. Correlacién indice de resistividad - saturacién de agua

Combinando las ecuaciones 3.15, 3.16 y 3.18 se obtiene la forma general de la
ecuaciéon de Archie para determinar la saturacién de agua en formaciones limpias.

3.19

donde:

Sw [fraccién|: saturacién de agua

@ [fraccion’: porosidad verdadera o efectiva

Ry [ohms-m7: resistividad del agua de formacién

Rt [ohms-m7: resistividad verdadera de la formacién

La exactitud de la ecuacién de Archie depende en gran medida de la exactitud de
los pardmetros requeridos. La profundidad de medicion de la resistividad
(induccién o laterolog) debe ser correcta, se debe realizar una adecuada correlacién
de porosidad-factor de formacién mediante mediciones en laboratorio o en
combinacién con algin otro método para medir la porosidad, el valor de Rw debe
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ser verificado de tantas maneras como sea posible: calculado mediante la curva SP,
catalogo de agua o medido a través de una muestra de agua de la formacién.

3.5 Determinacién de la saturacién de agua en formaciones

arcillosas(S,,)

En el caso que se tengan formaciones lutiticas también es posible calcular la
saturacién de agua a partir de la ecuaciéon de Archie, para ello es necesario tomar en
cuenta que en las rocas con material arcilloso se tienen dos conductores: el agua
ligada y el agua libre. Por lo tanto, la conductividad de la roca lutitica saturada
100% con agua Cosh es:

Cosh = Cwlibre + Cwligada 3.20

Cuwlibre y Cwligada Tepresentan la conductividad debida al agua libre y al agua ligada,
respectivamente; evidentemente si el valor de Culigada tiende a cero el contenido de
arcilla en la formacién también tiende a cero. Es de particular interés analizar la
diferencia entre Co y Cosh.

Generalmente las rocas lutiticas actian como sellos en los yacimientos de
hidrocarburos, ésto se debe principalmente a que poseen nula permeabilidad, no
obstante ésto no significa que también su porosidad sea nula. El hecho de que la
permeabilidad disminuya al incrementar el porcentaje de material arcilloso se debe
a que la porosidad efectiva se reduce, es decir los poros quedan aislados; por lo
tanto, al incrementar el porcentaje de arcilla se reduce la porosidad efectiva como
consecuencia de la reduccién que sufren las gargantas de poro, de esta forma
disminuye la capacidad de almacenamiento de agua. En la figura 3.15 se muestran
dos ntcleos de iguales dimensiones:

Niicleo limpio Niicleo con material arcilloso
V,=20cm? V,=20cm’
Va=0%, 0 =20% Vo= 30%, 0=14%
Si Sy =100% el Vi =4cm’ Si Sy =100% el Vi=2.8cm’
Cn Cn:h

Figura 3.15. Comparacién entre C,y C,g,
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Suponiendo que tanto la temperatura como la salinidad del agua se mantienen
constantes al incrementar el porcentaje de arcilla la porosidad disminuye y en la
roca se tiene menos contenido de agua como se observa en la figura 3.15, mientras
que en el nicleo limpio se tienen 4cm? de agua, en el ntcleo con material arcilloso
se tienen 2.8 cm?; bajo este criterio C, es mayor a Cosh alin cuando en el segundo
caso se tenga una conductividad adicional debido al agua ligada, esto es porque el
1.2 cm® que representa la diferencia en volumen de agua, en la roca arcillosa esté
ocupado tanto por agua como por arcilla. En el caso en que se tenga arcilla
formando ldminas separadas por capas de arena Cosn es mayor a C, siempre y
cuando estas laminas sean tomadas en cuenta como parte de la roca productora.

El factor de formacién en formaciones arcillosas se expresa de la siguiente manera:

Osh 3.21

donde:
Ry [ohms-m7: resistividad del agua de formacién que satura la lutita.

Rosh [ohms-m7J: resistividad cuando la Sy en la muestra es de 100% en una roca
arcillosa

Y la saturacién de agua se calcula con la siguiente ecuacién:

R
S, = Fy, R_Vtv 3.22

En términos generales las ecuaciones propuestas para aplicarse en formaciones
arcillosas parten de la ecuacién de Archie y el objetivo estd enfocado a corregir los
efectos que originan las lutitas al determinar la saturacién de agua a lo largo del
intervalo de interés. Uno de los modelos mas utilizados en formaciones arcillosas
€s:

210.81 Ry, VaRy 3.23
02R,  0.40Ry,
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donde:
Va [fracciéon’: cantidad de arcilla

Rsh [ohms-m7: es la lectura del registro de resistividad correspondiente a la zona
base de lutitas.

La ecuacién 3.23 fue propuesta por Fertl y Hammack. En esta ecuacién n=2,
a=0.81 y m=2, evidentemente si V tiende a cero se anula uno de los términos de la
ecuacién, quedando de esta forma la ecuacién Humble simplificada para arenas.

Si el exponente de saturacion es igual a 2, otras de las ecuaciones normalmente
empleadas son:

2
Sw = | 2w RwVa F 3.24

@m Rt Rsh

3.25

2| aR,, aV R, \* aVyRy
Gors)

@gmR, \2¢™Ry, /) 20MRy,

Las ecuaciones 8.24 y 38.25 fueron propuestas por Hossin y Simandoux,
respectivamente. Forman parte de una serie de correlaciones que se han presentado
a lo largo de la historia, la seleccién entre una u otra depende en gran medida del
conocimiento de los diferentes parametros que se incluyen en cada una de las
ecuaciones.

3.6 Determinacién de la saturacién de aceite(S,)

Existen dos valores de saturacién de suma importancia en estudios de yacimientos,
éstos son la saturacién irreductible de agua y la saturacién residual de aceite. Para
el caso de un yacimiento bajo saturado, la saturacién de aceite se puede determinar
a partir del dato de saturacién de agua, ésto es:
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S, =1-S5,, 3.26

Al sustituir los valores de Syi 0 Sor en la ecuacién 3.26 se obtiene la méaxima
saturacién de aceite y de agua, respectivamente.

Existen varios métodos para determinar los valores de saturacién irreductible de
agua y saturacién residual de aceite. Uno de estos consiste en realizar las
mediciones en un ntdcleo mediante pruebas de desplazamiento en laboratorio. El
procedimiento es el siguiente:

" Se elige un nicleo preservado de geometria regular del cual se conoce tanto
su porosidad como su permeabilidad absoluta, asi como también su
mojabilidad. Un experimento muy simple para determinar la mojabilidad del
agua consiste en colocar una gota de agua sobre una muestra de roca seca.
De acuerdo con la velocidad con que es atrapada el agua, rdpidamente o poco
a poco, se considerard, respectivamente, que la roca es mojada por agua
fuertemente o débilmente. Si la gota permanece como un cuerpo sobre la
muestra se dird que la roca es mojada por aceite. La medida cuantitativa de
la mojabilidad se relaciona con la pendiente del grafico de volumen de la fase
no mojante desplazada contra tiempo.

* En el caso en que la muestra sea mojada por agua se satura 100% con agua y
se coloca en una celda de desplazamiento, para después proceder a inyectar
aceite para desplazar al agua.

" Se realiza el desplazamiento de agua por aceite hasta que del ntcleo deja de
salir agua, lo que se traduce que en la muestra solo quedard una saturacién
de agua igual a la irreductible més la saturacién de aceite, es decir:

SWi =1- Soinyectado 5.27

* Una vez determinada la Syi; en la misma muestra se procede a inyectar agua

para desplazar al aceite. El proceso de desplazamiento finalizard en el

instante en que del nicleo deje de salir aceite, lo que significa que en el

ndcleo sélo se tendrd una saturaciéon de aceite igual a la residual mas la
saturaciéon de agua:

Winyectada
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El valor de saturacién irreductible de agua también puede obtenerse mediante
correlaciones ya que se pueden utilizar algunos otros pardmetros como la
permeabilidad, la porosidad de la roca y/o el tipo de hidrocarburos que satura la
roca. Algunos ejemplos de estas correlaciones son:

S . = M para aceite 3.29
W1 k
— 6250 ¢° para gas 3.30
wi — K

Una vez establecidos los valores de saturacién de agua y saturacién de aceite a lo
largo del intervalo se procede a identificar las zonas sin posibilidades de producir
hidrocarburos, como primer punto estas zonas corresponde a las que contienen
saturacién residual de aceite.

3.7 Valores de corte en formaciones limpias

3.7.1 Valor de corte de arcilla(vcV,)

Una formacién se considera limpia cuando no contiene material arcilloso o cuando
el Vu es pequerio; el objetivo de fijar un valor de corte de arcilla en una formacién
limpia es determinar hasta que Va una formacién arcillosa puede ser estudiada
utilizando las ecuaciones empleadas en el estudio de formaciones limpias.

Anteriormente se indicé que pardmetros como @, R, Vi, Ro y Sy estdn intimamente
relacionados y al variar uno los otros también se ven afectados. En este caso, y a
manera de ejemplo, se suponen valores constantes para algunos de estos

pardmetros con el objetivo de investigar la relacién Sy- @-Va.

Empleando las ecuaciones 3.23 y 3.25 se calcula la saturaciéon de agua variando la
porosidad y porcentaje de arcilla desde 1 hasta 40% y de 0 a 20%, respectivamente.
En la tabla 3.3 se muestran los resultados obtenidos usando la ecuacién 3.23, para
Rt = 5 ohms-m, las graficas de los datos se presentan en la figura 3.16.
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Los datos utilizados en la ecuacion 3.23 son:

a=0.81
m=2
n=2

Ry = 0.05 [ohms-m]
Rt =5, 15 y 30 [ohms-m]

Vcl [%] 0 ‘ 3

5 10 15 20
D[%] Sw [%6]

1 900 881 869 856 838 806 775

5 180 176 174 171 168 161 155
10 90 88 87 86 84 81 78
15 60 59 58 57 56 54 52
20 45 44 43 43 42 40 39
25 36 35 35 34 34 32 31
30 30 29 29 29 28 27 26
35 26 25 25 24 24 23 22
40 23 22 22 21 21 20 19

Tabla. 3.3 Resultados obtenidos con la ecuacién 3.23 para R, =5[ohms-m]
100%
Ri=5

----- Vel =0%
X Vel =3%
a Vel =5%
Vel =7%

Vel =10%

Vel =15%

Vel =20%

10%
1%

%]

10%

Figura 3.16. Relacion Sw - @ - V,; a partir de la ecuacién 3.23, para R, = 5 [ochms-m]
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En la tabla 3.3 se observa que para porosidades de 1 y 5% se tienen valores ilégicos
de saturacién de agua, por ejemplo:

Para® = 5% y Vg = 10% se tiene S,, = 168%.

En la tabla 3.4 se muestran los resultados obtenidos usando la ecuacién 3.23, para
Rt = 15 ohms-m, las graficas de los datos se presentan en la figura 3.17.

vapee]l 0 | 3 | s | 7 | 10 | 15 | 2
O[%] Sw [%6]
1 520 501 488 476 457 426 395
5 104 100 08 95 01 85 79
10 52 50 49 48 46 43 39
15 35 33 33 32 30 28 26
20 26 25 24 24 23 21 20
25 21 20 20 19 18 17 16
30 17 17 16 16 15 14 13
35 15 14 14 14 13 12 11
40 13 13 12 12 11 11 10

Tabla. 3.4 Resultados obtenidos con la ecuaciéon 3.23 para R, =15 [ohms-m]

100% —
Ri=15
————— Vel =0%
Vel =3%
10% Vel =5%
S Vel = 7%
5 Vel =10%
Vel =15%
Vel = 20%
1%
1% 10%
d[%]

Figura 3.17. Relacién Sw - @ - Vj a partir de la ecuacién 3.23, para R, = 15 [ohms-m]
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En la tabla 3.5 se muestran los resultados obtenidos usando la ecuacién 3.23, para
Rt = 30 ohms-m, las graficas de los datos se presentan en la figura 3.18.

Val%ll o | 3 [ s | 7 | 10 | 15 | 2
D[%]
Sw [%]

1 367 349 336 324 305 274 242
5 73 70 67 65 61 55 48
10 37 35 34 32 30 27 24
15 24 23 22 22 20 18 16
20 18 17 17 16 15 14 12
25 15 14 13 13 12 11 10
30 12 12 11 11 10 9 8
35 10 10 10 9 9 8 7
40 9 9 8 8 8 7 6

Tabla. 3.5 Resultados obtenidos con la ecuacién 3.23 paraR, =30 [ohms-m]

100%
Rit=30
----- Vel =0%
Vel = 3%
10% Vel =5%
S Vel = 7%
3 Vel = 10%
Vel = 15%
Vel =20%
1%
1% 10%

o[%]
Figura 3.18. Relacién Sw - D-V,a partir de la ecuacién 3.23, para R, = 30 [ohms-m]

Los resultados obtenidos en las tablas 3.4 y 8.5 demuestran que entre mayor es el
valor de R: se tienen menos valores ilégicos de saturacién de agua, por lo tanto
para Rt menores a 5 ohms-m se obtendran saturaciones de agua mayores al 100%
para un margen mas amplio de valores de porosidad, la interpretacién de estos
valores ilégicos se traduce en que la roca se encuentra saturada 100% con agua.
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Para calcular la saturacién de agua usando la ecuacién 38.25 adicionalmente se
utiliza Rsn = 2 ohms-m. En la tabla 3.6 se muestran los resultados obtenidos para
una Rt = 5 ohms-m, las graficas de los datos se presentan en la figura 3.19.

“Va [%]__0 | 3 | s | 7 | 1w | 15 | 2
Q1% Sw [%]
1 900 543 238 154 | e | e ]
5 180 167 159 149 135 109 80
10 90 87 85 83 79 74 67
15 60 59 58 57 55 53 50
20 45 44 44 43 42 41 40
25 36 36 35 35 34 33 33
30 30 30 29 29 29 28 28
35 26 25 25 25 25 24 24
40 23 22 22 22 22 22 21

Tabla. 3.6 Resultados obtenidos con la ecuaciéon 3.25 paraR =5 [ohms-m]

Los guiones en las columnas 6, 7 y 8 de la tabla 3.6 representan valores ilégicos de
saturaciéon de agua, no se tienen valores porque se presentan raices negativas.

100% S
\ Ri=5
————— Vel =0%
Vel =3%

——— Vel =5%

S Vel = 7%

& ——— Vel =10%
— Vel =15%
——— Vel =20%

10%

1% o) 10%

Figura 3.19. Relacién Sw - D-V,a partir de la ecuacién 3.25, para R, = 5 [ohms-m]

Para Rt = 15 ohms-m los resultados obtenidos se muestran en la tabla 3.7 y figura
3.20.
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o [%6] 0 3 5 7 10 15 20
B[%] Sw [%]
1 520 118 389 | e | e | e e
5 104 91 82 72 55 24 -16
10 52 49 47 44 41 35 28
15 35 33 32 31 30 27 24
20 26 25 25 24 23 22 20
25 21 20 20 20 19 18 17
30 17 17 17 17 16 16 15
35 15 15 14 14 14 14 13
40 13 13 13 13 12 12 12
100%
Ri=15

Vel =0%

Vel =3%

0% Vel =5%

§ Vel = 7%
@ Vel =10%
Vel =15%
Vel =20%

1%
1% d[%] 10%

Figura 3.20. Relacién Sw- @ - V,ya partir de la ecuacion 3.25, para R, =15[ohms-m]

Los resultados presentados en las tablas 3.6 y 3.7 muestran que los datos de
saturaciéon de agua obtenidos con la ecuacién 3.25 tienen un comportamiento
similar a los obtenidos con la ecuacién de Fertl y Hammack; para porosidades bajas
se tienen valores de saturacién de agua il6égicos; por ejemplo, en el caso de
resistividad verdadera de 5 [ohms-m7, se tiene:

Para @ = 5% y Vg = 10% se tiene S,, = 135%.

Para Rt = 30 ohms-m los resultados obtenidos se muestran en la tabla 3.8 y figura
3.21.
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o [%] 0 3 5 7 10 15 20
D1%] Sw [9%6]
1 367 A e i e e
5 73 60 50 39 21 | - | -
10 37 34 31 29 25 18 10
15 24 23 22 21 20 17 14
20 18 18 17 17 16 14 13
25 15 14 14 14 13 12 11
30 12 12 12 11 11 10 10
35 10 10 10 10 10 9 9
40 9 9 9 9 9 8 8
100%
Rit=30
Vel =0%
Vel = 3%
10% Vel =5%
§ Vel =7%
< Vel = 10%
Vel = 15%
Vel = 20%
1%
1% d[%] 10%

Figura 3.21. Relacién Sw- @ - V, a partir de la ecuacién 3.25, paraR, =30 [ohms-m]

De acuerdo a los resultados obtenidos y mostrados en las tablas 3.3-3.8 y figuras
3.16-3.21 se concluye que para porosidades bajas o porcentajes de arcilla altos se
tienen valores ilégicos de saturacién de agua. Tedéricamente se sabe que a medida
en que aumenta el porcentaje de arcilla la porosidad efectiva disminuye y la
saturacién de agua se incrementa, como consecuencia la Rt es baja, por lo tanto la
saturacién de hidrocarburos disminuye; lo cual sugiere que los valores ilégicos de
saturacién de agua, mostrados en color rojo en las tablas 3.3-3.8, indican que en la
roca se tiene saturacién de agua de 100%. Ademas las graficas 8.16-3.21 muestran
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que para Va de 5y 10% la variacién en la saturacién de agua no es tan abrupta con

respecto a la calculada si se considera una formacién limpia.

En la figura 3.22 se grafica la saturacién de agua contra la porosidad corregida por
presencia de arcilla para diferentes valores de resistividad, es decir para cada valor
de porosidad corresponde uno de resistividad, el porcentaje de arcilla oscila de 0 a
10% y es evidente que los datos de saturacién de agua no fluctian en gran
proporcién, principalmente para porosidades altas. Tomando en cuenta que si la
porosidad efectiva es alta se tiene bajo porcentaje de arcilla, entonces un valor de
corte de arcilla de 5% es razonable y por ende una formacién con un porcentaje de
arcilla menor a 5% e incluso a 10% puede ser estudiada con los modelos propuestos

para formaciones limpias.

2.50
2.00 I
it
S 150 \/ Vcl=0%
g J Vel=5%
‘§ Vel=10%
& 100 ——4 —
[Ny \J/ S - - - REAL
" (I I\ t )
vt 1
050 + A\ "
. 7 \l v \
7
0.00
0.08 0.13 0.18 0.23 0.28

Porosidad efectiva [fraccion]

Figura 3.22. Relacion S, - D-v, para R, variable

La linea punteada de la figura 8.22 representa datos reales, en este caso para un
mismo valor de porosidad se tiene su correspondiente valor de resistividad y de
porcentaje de arcilla. Se observa que no se tienen saturaciones de agua mayores al
100%, esto es debido a que el efecto provocado por alguno de los pardmetros es
compensado con los otros; caso contrario sucede cuando el porcentaje de arcilla se
mantiene constante y para porosidades bajas se tienen valores de saturacién de

agua iloégicos, lineas continuas de la figura 3.22.
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3.7.2 Valor de corte de saturaciéon de agua(vcS,,)

Considerando la ecuacién 8.31 para el caso de un yacimiento bajo saturado, el valor
de corte de aceite es igual a la saturacién residual de aceite, figura 3.23, ésto a su
vez indica el valor de corte de saturacién de agua.

vcsS,, = 1 —vc§, 3.31
1
veSw=0.8 —
¥
S
Tl
% 05
&
=
A
Swi=0.15 =
0
0 05 J'( 1
Sor=veS:=02 g, [fraccién] Somax =0.85

Figura 3.23. Correlacién saturacién de agua-saturacion de aceite

Se considera que Sor = Soc; en caso de que esto no suceda, debe tomarse el mayor

valor, que generalmente es Soc, como valor de corte de aceite.

3.7.3 Valor de corte de resistividad verdadera(vcR,)

Para determinar el valor de corte de resistividad verdadera es necesario apoyarse
en la correlacién indice de resistividad - saturacién de agua. Con la ecuacién 3.18 se
calcula el indice de resistividad correspondiente al valor de corte de saturacién de

agua, esto es:

1 1
[ = = 3.32

~veS," (1 —vcSy)n
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En términos del valor de corte de la resistividad verdadera de la formacién la
ecuacién 3.32 queda como:

vcR; = R, (1 —vcS,)™ 5.59

El problema que se presenta al utilizar la ecuacién 3.83 para calcular el valor de
corte de resistividad es que R, no es un valor constante como se observa en la
figura 3.24.

1000 —
~_
-
-
.H"\-\.
'R T,
e, -
e e
= i
o -,
100 - -
— — —+—5%
_ X 8 . LS
= =~ * e *
= : T - "‘\l "IbR.ol ——10%
1 . - . -
= [ = A M., —&—15%
= HH"\-\. . —
= ~ " . —<—20%
- - L g !
= ] e 4 L N —#—25%
£, “"R_H " “MRa
10 — -
. H)‘I'“u. i —8—30%
- — "
~C M‘w AR 35%
- e - 40%
. g AR
B Tl Res
"
OF.s
1
01 Sw[fraccién] 10

Figura 3.24. Variacién de R, con la porosidad

Si las variaciones en los valores de porosidad son pequefias entonces el yacimiento
puede ser tratado como homogéneo y bajo este criterio el valor de R, medido en
laboratorio en diferentes muestras puede ser ponderado y considerado
representativo del yacimiento, de esta forma el valor de corte de resistividad

verdadera se calcula analiticamente con la ecuacién 3.383.

Para poder visualizar graficamente el vcR: la ecuacién 3.18 se expresa de la
siguiente forma:
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Rt — RO(SW)_rl 3.3%
Aplicando logaritmo en ambos lados de la ecuacién 3.34«
logR; = —nlogS,, +logR, 3.85

Esta ultima ecuacién graficamente estd representada por una linea recta de
pendiente negativa y cuya ordenada al origen representa el minimo valor de Rt
indicando de esta forma una zona saturada 100% con agua, figura 3.25.

100
Rtmax 2\
E
e
S 10 : :
? Maximo valor de Rt cuando se tiene Swi
Ro
1
SWi .,
0.1 Sw [fraccion] 1

Figura 3.25. Correlacién R, - S

En la figura 3.26 se muestra graficamente cémo se obtiene el valor de corte de
resistividad. Por ejemplo, si se tiene que en un yacimiento de aceite bajosaturado la
saturacion residual de aceite es de 20%, entonces el valor de corte de saturacion de
agua es de 80% como muestra la figura 3.23; ademds, si Ro= 4 ohms-m, se tiene un
vcRide 6.3 ohms-m, por lo tanto al realizar el analisis de las lecturas arrojadas por
el registro de resistividad, las zonas con resistividades iguales o menores a 6.3
ohms-m ya no deben ser consideradas en la evaluacién del yacimiento.
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100
g
S
<
=3
m‘—l
10
T g g s g S Y S
VcRt < A
| Ro=4
I
I
1
I
1 V
0.1 Sw[fraccion] veSw=0.80 1

Figura 3.26. Determinacién grafica del valor de corte de resistividad

3.7.4 Valor de corte de porosidad(vc®)

A partir de la ecuacién 3.19 se puede determinar la porosidad correspondiente a
vcSy, obteniendo asi el valor de corte de porosidad, como se indica a continuacién:

aR
veS," = ———— 3.36
ve@™vcR,
Despejando el valor de corte de porosidad:
m |aR,, vcS,, " 3.37
vel =
vCcR;

Para poder visualizar gréaficamente el valor de corte de porosidad es necesario
graficar los datos de porosidad contra saturacién de agua. La ecuacién 3.19 puede
expresarse de la siguiente manera:

—n
aRW Sw 3.38
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Aplicando logaritmos en ambos lados de la ecuacién 3.38 se tiene:

aR, S, "
log @™ = log —R 3.39
t

aR,,
mlog @ = log(S,, ™) + log( = ) 540
t

1 n 1
| = ——lJlogR, ——1log§S —1 R 3.41
og @ mog ¢ mogw+mogaW

En la expresién 3.41 se tienen tres variables @, R, y Sw ya que a y Ry son
constantes, por consiguiente si se desea elaborar la gréfica de porosidad contra

resistividad es necesario fijar un valor de saturaciéon de agua, figura 3.27.

P \
? \
Nt
3 \ —— Sw80%
o
5 0.10 — Sw 50%
— Sw 40%
— Sw 20%
0.01

100

[Eny

1
Rt [ohms-m]

Figura 3.27. Correlacién @-R-S,,
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El reciproco de la pendiente de las rectas mostradas en la figura 3.27 es igual al
exponente de cementacién, m. El valor de corte de porosidad se determina
analiticamente con la ecuacién 3.37 o gréaficamente con la correlacién porosidad-
resistividad o porosidad-saturacién de agua. Continuando con el ejemplo se
emplean los datos de la féormula de Humble simplificada para arenas, es decir a =
0.81 y m = 2; para n se utiliza el valor de 2, Rw = 0.15 ohms-m, empleando la
ecuacién 3.37 se obtiene la recta de la figura 3.28.

vep = 0.17 |

1
g 0.10 : \\
G : .
S | —vcSw = 80%
&= 1
= !
©
o] |
2 !
2 |
o
o 1

:

v

0.01
VvcRt=6.3
1 10 100
Rt [ohm-m]

Figura 3.28. Determinacién grafica del valor de corte de porosidad

La recta mostrada en la figura 3.28 corresponde a una saturacién de agua de 80%
ya que este valor es el corte por agua, al entrar con el valor de corte de resistividad

se tiene que ve@d= 17%.

3.7.5 Valor de corte de permeabilidad absoluta(vck,)

La determinacién de la saturacién irreducible de agua hace posible correlacionarla
con la permeabilidad absoluta de un yacimiento dado. Si el tipo de roca y el tamario
de grano no varfan por encima de la zona de transicién de fluidos, entonces el
producto saturacién irreductible de agua por la porosidad se mantiene constante,
esta relacion es definida por la siguiente ecuacién:

C=S,;9 3.42
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C es una constante particular para un tipo de roca y/o tamano de grano; dicha
constante puede ser correlacionada con la permeabilidad absoluta de la roca. Tres
métodos empiricos cominmente utilizados son los siguientes:

4.4
k, =8581.02— 3.43
wi
93\’
k, = 62500 — 3. 44
SWi

03\’

k, = 2500
: Swi

3.45

La ecuacién 3.43 fue propuesta por Timur en 1968 y es aplicable en yacimientos de
aceite; las ecuaciones 3.44 y 8.45 fueron propuestas por Morris y Biggs en 1967, se
utilizan en yacimientos de aceite y de gas, respectivamente. Los datos de porosidad
y saturacién irreductible de agua se introducen en fraccién, la permeabilidad
absoluta se obtiene en miliDarcys.

Asi como las anteriores ecuaciones hay muchas mas que se pueden utilizar para
determinar la permeabilidad.

Evidentemente estas ecuaciones no son de aplicacién general; por ejemplo, al
graficar en escala normal los datos de permeabilidad obtenidos con las ecuaciones
3.43 y 3.44 se observa que para valores de porosidad de 0.3 a 0.4 se obtienen
diferentes valores de permeabilidad para una Swi=0.15, figura 3.29; por lo tanto,
para un yacimiento en particular se utiliza la correlacién que describe de forma
mas precisa la relacién permeabilidad-porosidad de acuerdo a las mediciones
realizadas en laboratorio.

Para determinar el valor de corte de permeabilidad se puede utilizar alguna
correlacién permeabilidad-porosidad. Por ejemplo, si se aplica logaritmo en ambos
lados de la correlacién de Timur y se resuelve para k. se obtiene la siguiente
expresion:
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logk, = 4.4log® +b 3.46
donde:

b = 3.93354 — 2logS,,;. Este término representa la ordenada al origen de la recta

dada por la ecuacién 3.46 y cuya pendiente es 4.4, como se muestra en la figura
3.30.

f
40000 - Swi=15% IllI-"
f
_— Correlacion de Timur I,-'"l
2 30000 -
=
£ 20000 -
z
E
L*]
-
10000
0 T 1
0.00 0.10 0.20 0.30 0.40 050 0.60
Porosidad[fraccion]
Figura 3.29. Comparaci(’)n de las correlaciones de Timur y de Morris & Biggs
1000.0
100.0
=
£
3 m=44
= 100 /
=
=
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L+l
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1.0
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001 0.10 1.00
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Figura 3.30. Correlacién de Timur en escala log-log
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Si el valor de corte de porosidad es de 17% se tiene que el valor de corte de
permeabilidad absoluta es de 157 mD, para una saturacién irreductible de agua de
15%, utilizando la correlacién de Timur, figura 3.31.

1000.0

veka= 157| @ - Lo _L__d__Ll_l_l_Lid_ >
100.0 1
—_ i

[a)]
E :
= :
= Swi =|15% :
5 10.0 T
© 1
g 1
= 1
et ]
o 1
1
1.0 :
1
|
/ "
]
1
v

0.1
0.01 Porosidad[fraccién] ~ 0.10 V¢9=017

Figura 3.31. Determinacién grafica del valor de corte de permeabilidad

Analiticamente el valor de corte de permeabilidad absoluta estd dado por la

ecuacion 3.47 en la que se sustituye el vc@ que en este caso es 0.17.

VC®4'4

vck, = 8581.02 ——- 3.47

wi

3.7.6 Valor de corte de movilidad(vcA)

La facilidad con la que un fluido se mueve dentro del yacimiento se conoce como

movilidad A, y estd dada como la relacién de la permeabilidad efectiva de la roca a

un fluido y la viscosidad de éste.

Ke
A= I 3.48
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La movilidad es un pardmetro dindmico ya que la permeabilidad efectiva y la
viscosidad cambian conforme se explota el yacimiento. Para visualizar su
importancia, considérese, como se explicé anteriormente, que se tiene un valor de
corte de saturacién de aceite de 20%.

Si veSe= 20% = Sor la kro es igual a cero, mientras que la permeabilidad relativa al
agua es la maxima, como se observa en la figura 3.32.

Fase
mojante

0 S,, [fraccion] 1

Figura 3.32. Permeabilidades relativas al agua y al aceite

Bajo este criterio la movilidad del aceite es nula independientemente del valor de
Mo. Ademds, de acuerdo a la ecuacién 1.24 se tiene un flujo fraccional de agua de 1;
por lo tanto surge la siguiente pregunta: ;Cudl es el valor de corte de movilidad y
de flujo fraccional de agua para un yacimiento bajo saturado, cuyo vcS, es de 20%?

Para definir los valores de corte de saturacién de agua, porosidad, resistividad y
permeabilidad absoluta se considerd que estos valores corresponden a los intervalos
del yacimiento en los cuales se tiene Sor, este razonamiento es 16gico debido a que el
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aceite residual no puede fluir como consecuencia de la existencia de poros de
diferentes tamarnos, poros de diferente permeabilidad asi como los efectos
provocados por las fuerzas capilares; por lo tanto, el factor mas importante en la
cuantificacién del aceite residual es la mojabilidad. Sin embargo, las fuerzas
capilares no son las tnicas que se oponen al movimiento de los fluidos, también lo
hacen las fuerzas viscosas.

Una forma de visualizar lo anterior es elaborando las curvas de permeabilidad
efectiva utilizando, por ejemplo, el método de estado estacionario, para lo cual se
considerara un sistema de dos fases, donde el agua es el fluido mojante y el aceite el
fluido no mojante. Al inicio se tiene un nicleo saturado al 100% (Swi+S,), luego los
dos fluidos son inyectados simultdneamente a través de la cara de entrada del
ndicleo a un gasto constante hasta alcanzar el estado estacionario, ésto se
comprueba cuando la caida de presién ya no cambia con el tiempo y la produccién
de los fluidos a la salida del ntcleo es la misma con respecto a los fluidos
inyectados. La permeabilidad efectiva se calcula a partir de la ecuacién de Darcy
para cada una de las fases. Las saturaciones son normalmente calculadas por
balance de materia.

En estado estacionario las ecuaciones de continuidad de la fase mojante y la fase no
mojante para flujo horizontal son:

v,
“W_p 3.49
0x
av,

=0 3.50
0x

La ley de Darcy aplicada para cada una de las fases es:

_ k, 0P,
Vy = o Ox = 3.51
k., 0P
Vy = 2 ° =€ 3.52
Ko 0%
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Donde vv, vo representan las velocidades del agua y el aceite; f y € son constantes.

Si las saturaciones Sy y So son uniformes a través del medio poroso, kv, ko y la P

son independientes de x, al integrar las ecuaciones 3.51 y 3.52, considerando la

figura 3.33, se obtiene:

!

a

- >
L

Figura 3.33. Medicién de la permeabilidad efectiva en nucleo

b b I
jvwax=j——W6Pw
H
a a
b b
f 0 f k°ap
A\ X = _——
(0] U-O (0]
da da

Ky,
VW(Xb - Xa) = _u_(Pb - Pa)

A\

K,
VO(Xb - Xa) = __(Pb - Pa)

(0]

3.63

3.54%

3.55

3.56

Si Ty-Za = Ly Py-Pa = -AP, el signo negativo se debe a que la presién a la entrada

P. es mayor que la presién a la salida Py.
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_ Mwvwl  pwqwl

= 3.57
AP, ~ AAP,

Ky

_ HoVol _ HoqolL

= 3.58
AP, ~ AAP,

Ko

Ya que la presién capilar es uniforme APy y AP, son iguales y la caida de presién a
través del nidcleo puede medirse en cualquier fase y usarse para calcular la
permeabilidad efectiva con las ecuaciones 3.57 y 3.58.

Si en la ecuacién 38.58 el gasto qo se mantiene constante, la permeabilidad efectiva
queda en funcién de la viscosidad del aceite y la caida de presién, ya que L 'y A
también son constantes. No obstante, los fluidos inyectados no ingresan por toda la
superficie representada por A por lo tanto un valor més representativo se obtiene al
multiplicar el valor de A por la porosidad del ntcleo.

Ho w
AP, 3.59

k, =

L
w = % = constante

En la ecuacién 3.59 claramente se observa que al incrementar la viscosidad del
aceite es necesario aplicar mayor presién para propiciar el movimiento del aceite en
el interior del nicleo, es decir la viscosidad es proporcional a la caida de presién;
por lo tanto, en la preparacién de las curvas de permeabilidad efectiva estd implicita
la viscosidad. Empleando la ecuacién 3.48 se calcula la movilidad del aceite y del
agua utilizando los datos de permeabilidades relativas obtenidos a partir de la
figura 3.32; los calculos se realizaron con valores de viscosidad del agua de 1 [cp]
y de 2, 6,8, 10y 20 [cp| para el aceite; en la figura 8.34 se grafican los resultados
obtenidos, se observa que las curvas de movilidad tienen la misma forma que las
curvas de permeabilidad efectiva, la movilidad del aceite incrementa al disminuir su
viscosidad, mientras que al incrementar, la movilidad del agua es la que se ve
favorecida. Esto dltimo explica el por qué los yacimientos de gas se explotan atn
cuando se tengan valores muy bajos de permeabilidad.

98



Capitulo III. Métodos de laboratorio y de campo para determinar pardmetros petrofisicos y sus valores de corte

0.50

0.45

0.40
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0.35

\_ ——pw=1{cp]
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0.25
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Figura 3.34. Relacién movilidad-saturacién de agua al variar la viscosidad

Por lo anterior, se concluye que al utilizar la saturacién residual de aceite como
valor de corte de aceite no se tiene valor de corte por movilidad ya que para valores
mayores a Sor se tiene flujo de aceite. Sin embargo, es importante indicar que al
elaborar las curvas de permeabilidades efectivas a través de mediciones en nucleos
puede existir flujo de aceite independientemente de su viscosidad debido a que en
laboratorio la presién de inyeccién puede ser manipulada hasta propiciar el
movimiento del aceite; pero en el yacimiento no es posible incrementar la presién a
menos que se implemente un proceso de recuperacién secundaria o mejorada, por lo
tanto es necesario tomar en cuenta la presién que se tiene en el yacimiento al
calcular la permeabilidades efectivas al agua y al aceite en laboratorio empleando
las ecuaciones 3.57 y 8.58.

3.7.7 Valor de corte de flujo fraccional de agua(vcf,,)

A la Sor no se tiene flujo de aceite por lo tanto el vcfy es de 1, es decir solo se
consideran en la evaluacién del yacimiento valores menores a 1; cabe sefialar que
ésto es independiente de las condiciones operacionales y econdémicas para la
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explotacién de los hidrocarburos. Mas adelante se trataran los valores de corte bajo
estos ultimos dos criterios.

3.8 Valores de corte en formaciones arcillosas

Yacimientos de baja permeabilidad, baja trasmisividad vertical, formacién reactiva a
fluidos, baja productividad, presién inicial baja cercana a la de saturacién,
formaciones delgadas, medios deformables (permeabilidad y conductividad variable)
son algunas de las caracteristicas mas importantes de los yacimientos areno-
arcillosos. Por tal motivo, existe mayor complejidad al determinar los valores de
corte en formaciones arcillosas debido a la limitada continuidad y/o
heterogeneidad. Desde 1950 se han desarrollado modelos para interpretar
formaciones arcillosas con miras a lograr explotar la gran mayorfa de las reservas
de hidrocarburos que se encuentran en yacimientos con este tipo de roca. A
continuacién se describen algunos de estos modelos para determinar valores de
corte en formaciones arcillosas.

3.8.1 Valor de corte de arcilla(vcVy)

El objetivo de fijar el valor de corte de arcilla en yacimientos arcillosos estd
enfocado a eliminar, a partir del registro de litologfa, los intervalos lutiticos o que
por su alto porcentaje de arcilla presentan nula posibilidad a ser tomados en cuenta
como zonas con posibilidades de producir hidrocarburos.

La correlacién de Fertl y Hammack asf como la ecuacién de Simandoux son dos de
los modelos que se han desarrollado para interpretar formaciones arcillosas. Con el
fin de fijar un valor de corte de arcilla se determiné la saturacién de agua utilizando
las ecuaciones 3.23 y 3.25 para diferentes valores de porosidad, variando Rty V.

Bajo la premisa de que el modelo de Simandoux fue desarrollado para aplicarse
principalmente en yacimientos donde la arcilla se distribuye de manera laminar y
como se evidencia en la figura 8.8 si el porcentaje de arcilla aumenta la porosidad
efectiva disminuye y R: disminuye; entonces, al emplear la ecuacién 3.25 para
calcular la saturacién de agua deben obtenerse altos valores de saturacién de agua;
lo contrario también es cierto, es decir a medida en que disminuye el porcentaje de
arcilla la porosidad efectiva tiende a incrementarse y como consecuencia se tienen
bajos valores de saturacién de agua.
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Bajo estos dos criterios se analizaron las graficas de las figuras 3.35-3.39
concluyendo lo siguiente: Si se utiliza el modelo de Simandoux para calcular la
saturacién de agua, el veVa estard comprendido entre 40 y 50%; no obstante, es de
esperarse que el vcV se incremente hasta un 60 o 70% si el porcentaje de arcilla se
calcula usando registros geofisicos de litologia ya que dicho porcentaje se calcula a
partir de un valor maximo y un valor minimo de contenido de arcilla en la
formacién, en otras palabras Ve no es obtenido con respecto al volumen total de
roca; caso contrario se tendrfa si el Va se determina por medio de anélisis
mineralégico.

Va=15%

—+—Rt=1ochm-m
—=—Rt=5 ohm-m

—&— Rt=10 ohm-m

——Rt=15 ochm-m

Swy[fraccion]
[=]
[

—#—Rt=20 ochm-m
—&—Rt=25chm-m

Rt=30ohm-m

Y/ Rt=35 ohm-m

Vs —=—Rt=40chm-m

001 ¢
001 01

d[fraccion]

Figura 3.35. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.25 paraun porcentaje de arcilla de 15%

Va=25%

—+—Rt=1chm-m
—=—Rt=5 ochm-m

—#&— Rt=10chm-m

—*—Rt=15 ochm-m

Swifraccion]
o
=

/7 . 4 —#—Rt=20 chm-m
—&—Rt=25 ochm-m
7 Rt=30ochm-m

/ Rt=35 ohm-m
/ —=—Rt=40 ochm-m

001 = &
0.01 01
d[fraccion]

Figura 3.36. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.25 paraun porcentaje de arcilla de 25%
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Las figuras 3.35 y 3.36 ilustran la variacién que sufre la saturacién de agua al

cambiar los valores de resistividad verdadera y porosidad, por ejemplo, en la figura

3.35 para Rt entre 5 y 15 [ohms-m] se tiene una diferencia de saturacién de agua

de aproximadamente 13%, mientras que para R: entre 15 y 40 [ohms-m], la

variacién es de 8% aproximadamente. El incremento en el porcentaje de arcilla

provoca que la variacién de la saturacién de agua disminuya para el mismo rango

de valores de Rt. Ademads al aumentar el V el rango de valores de porosidad para

los cuales se puede emplear la ecuacién 3.25, sin incluir valores ilégicos de Sy,

disminuye como se observa en las figuras 3.37-3.39.

Swfraccign]

Swfraccign]
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—=— Rt=5 ochm-m
—&— Rt=10 chm-m
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—&— Rt=25 ochm-m
Rt=30 chm-m
Rt=35 chm-m

—=—PRt=40 chm-m
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Figura 3.37. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.25 paraun porcentaje de arcilla de 35%
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Figura 3.38. Saturacién de agua calculada con la ecuacion 3.25 paraun porcentaje de arcilla de 45%
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Swfraccion]

=]
-

001 &
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01

d[fraccion]

Va=60%

——Rt=1 chm-m
—=—Rt=5 ochm-m
—#&— Rt=10 ochm-m
—+—Rt=15 chm-m
—#—Rt=20 ohm-m
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Rt=30 ohm-m
Rt=35 ohm-m
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Figura 3.39. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.25 para un porcentaje de arcilla de 60%

Las figuras 3.40-3.44 muestran los datos de saturacién de agua obtenidos para

diferentes porcentajes de arcilla utilizando la correlacién de Fertl y Hammack. Pese

a que el comportamiento de las graficas indica que la correlacién es aplicable para

valores altos de porcentaje de arcilla, un analisis detallado muestra que se tienen

valores poco practicos en la explotacién de yacimientos de hidrocarburos; por

ejemplo, en la figura 3.44 para una R de 1 [ohm-m7] se tienen altas saturaciones

de agua, pero también altas porosidades, ésto es posible si se trata del analisis en un

acuifero; por ende, si se desea calcular la saturacién de agua, la ecuacién 3.23 se

puede aplicar para valores altos de porcentaje de arcilla, pero en términos practicos

es necesario fijar un valor de corte de arcilla para considerar en la evaluacién del

yacimiento tinicamente las zonas con posibilidades de producir hidrocarburos.

Sw[fraccion)

»

Q
=

&

0.01
0.01

01

d[fraccion]

Va=20%

—+— Rt=1chm-m

—&— Rt=5 ochm-m
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—#— Rt=20 chm-m
—&— Rt=25 ohrm-m
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Rt=35 ochm-m

Rt=40 chm-m

Figura 3.40. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.23 paraun porcentaje de arcilla de 20%
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Figura 3.41. Saturacioén de agua calculada con la ecuacion 3.23 para un porcentaje de arcilla de 30%
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Figura 3.42. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.23 para un porcentaje de arcilla de 45%
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Figura 3.43. Saturacién de agua calculada con la ecuacién 3.23 para un porcentaje de arcilla de 60%
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Figura 3.44. Saturacion de agua calculada con la ecuacién 3.23 paraun \ de 75%

La figura 3.45 muestra el efecto que se tiene sobre el espesor neto al utilizar un
vcVeade 50% y otro de 70%.

0 RG (APD) 100

Figura 3.45. Aplicacién del valor de corte de arcilla para determinar el espesor neto
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Cada uno de los métodos conocidos para calcular la saturacién de agua arrojara
valores ilégicos a partir de diferentes porcentajes de arcilla y tomando en cuenta
que la seleccién entre uno u otro depende del modelo para el cual fue desarrollado
asf como de la informacién con la que se cuenta; ademas resulta necesario conocer
la forma en cé6mo estd distribuido el material arcilloso; una distribucién dispersa
implicard un valor de corte por arcilla mas bajo a diferencia de una distribucién
laminar.

El método de Fertl y Hammack arroja resultados mds precisos cuando la
distribucién de la arcilla es dispersa, para este caso, la porosidad efectiva y la
permeabilidad disminuyen considerablemente y aunque el método tiene un rango
mas amplio de porcentaje de arcilla para ser aplicado, figuras 3.40-3.44,
evidentemente para porcentajes de arcilla dispersa mayores a 50%, por citar un
dato, el efecto provocado en las propiedades petrofisicas provoca que en caso de
tener hidrocarburos se tengan saturaciones bajas de aceite menores o, a lo sumo,
iguales a Sor.

3.8.2 Valor de corte de saturacion de aceite(vcS,)

En formaciones limpias se indic6 que el valor de corte de aceite esta dado por el
maximo valor de aceite correspondiente a Sor 0 a Soc. En muchas ocasiones la
saturacion residual de aceite es igual a la saturacién critica de aceite; sin embargo,
cuando ésto no sucede el valor de corte por aceite debe ser el mayor de estos
valores. Claro esta que la determinaciéon de Sor 0 Soc depende en gran medida de la
historia de saturaciones: se obtiene Sor si se va de una saturaciéon de aceite mayor a
una saturacién de aceite minima, mientras que la Soc se determina al inyectar aceite
en un nudcleo y se mide la saturacién a la cual el aceite comienza a moverse, en este
caso se va de una saturacién de aceite minima a una saturacién de aceite maxima
correspondiente a Soc, €en un sistema mojado por agua se verifica ésto en un proceso
de imbibicién y drene, respectivamente.

Sin embargo, la heterogeneidad de las formaciones arcillosas provoca que la Sor a lo
largo de todo el intervalo sea variable y por lo tanto no se puede tomar un solo
valor para ser considerado como valor de corte de aceite, como en el caso de las
formaciones limpias homogéneas.

La Sor puede determinarse a partir de andlisis en nucleos; sin embargo, en un
) )

yacimiento heterogéneo lo que se tendria que hacer es nuclear todo el intervalo, lo

cual resulta poco préctico debido a los altos costos de la toma de ntcleos, por lo
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tanto una posible alternativa es relacionar la Sor con la porosidad partiendo del
hecho de que si la porosidad disminuye la S, aumenta, pero debido a la
heterogeneidad del yacimiento es dificil trazar una linea de tendencia por lo que se
recomienda introducir un tercer pardmetro para definir la relacién So-@, este tercer

parametro puede ser la litologfa o el porcentaje de arcilla.

La figura 3.46 ilustra lo antes mencionado. Al elaborar este tipo de gréaficas la
informacién de un pozo puede correlacionarse con la de otros pozos y aplicarse para
determinar la Sor a lo largo de todo el intervalo, es decir el valor de corte de aceite.

0.35 -
0.30 4
*
-r.l_'
0.25 - e s
= . .
‘-§ 0.20 - ¢ .
E ¢ e .
= T T
= 015 A -
] : —e
(751
0.10 - e
Mavortamano ™
:iin de srano -
0.05 - me &
0.00 T r r : : r r )

0.00 0.05 0.10 0.15 0.20 0.25 0.30 0.35 0.40

Porosidad [fraccion]
Figura 3.46. Griéfica Sor-@ introduciendo un tercer pardmetro, por ejernplo, tamarfio medio de grano

3.8.3 Valor de corte de saturacién de agua(vcS,,)

La magnitud de la Sor 0 Soc depende de las fuerzas capilares y de las fuerzas
viscosas, si aumenta la viscosidad del aceite la Sor y la Soc se incrementan; aunado a
ésto en una formacién arcillosa al incrementar el porcentaje de arcilla la porosidad
efectiva disminuye y la saturacién de agua aumenta, por lo tanto el espesor neto

productivo se reduce en la misma proporcién.

El vcSy se determina a partir del veS,, si se conoce el valor de Sor 0 de Sec, el valor
de corte de saturacién de agua se determina con la ecuacién 3.31.
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3.8.4 Valor de corte de resistividad verdadera(vcR,)

Para una misma porosidad, al aumentar la saturacién de agua R disminuye. En una
formacion arcillosa se presenta problema al calcular la saturacién de agua debido a
que se tienen dos tipos de agua: el agua ligada a las arcillas y agua libre. Lo que
interesa es calcular el agua libre, pero la lectura de resistividad o conductividad en
los registros geofisicos corresponde a los dos tipos de agua por lo tanto es
necesario realizar correcciones en el cédlculo de la saturacién de agua en una
formacién arcillosa para poder fijar el valor de corte de resistividad. Ademas,
debido a la heterogeneidad de los yacimientos arcillosos no es posible obtener un
solo valor de corte de resistividad para todo el intervalo de interés, por tal razén
los procedimientos estidn enfocados a determinar los valores de corte aplicados a lo
largo del intervalo en estudio.

A continuacién se explican algunos de los métodos que se pueden emplear para
determinar el valor de corte de resistividad dependiendo de las herramientas con
las que se cuenta.

La ecuacién 3.18 relaciona la resistividad de una roca saturada 100% con agua con
la resistividad verdadera de la formacién, el problema al emplear dicha ecuacién en
el célculo de la saturaciéon de agua se presenta en el valor correspondiente a Rosh, el
cual se sustituye por Ro, ya que no puede ser tomado como constante a lo largo de
todo el intervalo. Sin embargo, si se obtiene el porcentaje de arcilla empleando el
registro de rayos gamma Yy la porosidad por medio de algtn registro de porosidad,
Rosh se puede calcular usando una de las ecuaciones del modelo de agua doble.

R _ (Rb Rw) 360
" [Ry, Vg + Ry (1 — V)18, |

En la ecuacién 3.60 se asume que a=1 y m=2, la porosidad es la que se obtiene
directamente del registro (sin corregir por presencia de arcilla), si se emplea el
registro sénico ésta estarfa dada por:

_At—Aty, for

At; — At

t
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Ry es la resistividad debida al agua ligada a la arcilla y se obtiene con la siguiente
ecuacion:

R, = Rg; @;° 3.62

Por lo tanto, el valor de corte de resistividad verdadera estara dado por la siguiente
ecuacion.

Osh

veS,,

3.63

De esta manera el vcR: se calcula a lo largo del intervalo de interés. Los resultados
obtenidos se grafican en la misma grafica de profundidad contra resistividad
verdadera, figura 3.47. Aplicando la definicién de valor de corte de resistividad se
eliminan las zonas con resistividades menores o iguales al valor de corte.

Cabe senalar que el valor de corte de saturacién de agua no necesariamente debe
ser constante, si se conoce para todo el intervalo en estudio, la ecuaciéon 3.63
también es aplicable.

Los términos empleados en las ecuaciones 3.60 a 3.63 se resumen a continuacion,
asi como las unidades en las que se manejan en las ecuaciones:

Rosh [ohms-m7: resistividad cuando la saturacién de agua en la muestra es de 100%
en roca arcillosa

Ry [ohms-m7: resistividad de agua de formacién
Ry [ohms-m7: resistividad debida al agua ligada a la arcilla

Rsh [ohms-m7: lectura del registro de resistividad correspondiente a la zona base
de lutitas

Va [fraccién’]: porcentaje de arcilla
@, [fraccién’: porosidad sin corregir por presencia de arcilla

At, Atg, At,, [pnseg/pie]: tiempo de transito obtenido del registro sénico, tiempo de
transito en el fluido y tiempo de transito en la matriz, respectivamente.
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Rt [ohms-m]
0 15 30
1376
1386
1396
—Rt
= = = -vcRtparaun
= veSw=70%
E, 1406
=
= = =-vcRt paraun
veSw=60%
= = =-vcRt paraun
veSw=50%
1416
1426
1436

Figura 3.47. Valor de corte de resistividad en formaciones arcillosas

En la figura 3.48, las zonas representadas en color azul son las Unicas que se
tomarfan en cuenta al evaluar el potencial del yacimiento, en los demés intervalos
posiblemente se tienen hidrocarburos pero debido a que su saturacién es menor o
igual a la Sor no serd posible el movimiento de estos.
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Rt [ohms-m]
0 15 30
1376
—_— Rt
1386
= = = vcRt para un
vcSw variable
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/
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1
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Figura 3.48. Valor de corte de resistividad a partir de un vcS,, variable

Otro método propuesto para determinar la saturacién de agua se conoce como
Método de Arcilla Dispersa y estd basado en la determinacién de la fracciéon de roca
ocupada por arcilla utilizando conjuntamente el registro sénico y el registro de

densidad.

q=——- 3.64
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donde:

q [fraccién’: fraccién de roca ocupada por arcilla
@ [fraccion’: porosidad del registro sénico sin corregir por presencia de arcilla

@a [fraccién’: porosidad del registro de densidad sin corregir por presencia de
arcilla

El célculo del factor q es posible debido a que el registro sénico detecta la presencia
de arcilla dispersa como una especie de lodo y da un valor de porosidad igual a la
suma de la fraccién volumétrica (porosidad total), por su parte el registro de
densidad detecta Gnicamente los poros llenos de tluido.

La saturacién de agua se calcula utilizando la siguiente expresién, propuesta por
Alger et al., en 1963:

3.65

Al despejar R: de la ecuacién 3.65 se obtiene la ecuacién 3.66 si se sustituye R¢ por
vcRt y Sw por veSw:

0.8R
vcR, = hd 3.66

@5 *{[vcS,, (1 — ]2 + queSy (1 — )}

Un aspecto importante de este método es que no es necesario Rsh y Vei; no obstante
al asumir en la ecuacién 3.64 que @s > (g, el método puede tener menor
confiabilidad en los yacimientos de gas porque la porosidad del registro de densidad
puede ser mayor a la porosidad del registro sénico.

El factor q también se puede calcular con las siguientes ecuaciones:

_aVg 3.67

Ds
_ aVcl
1= (Dd - aVCl

3.68
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Para arenisca consolidada a=0.35 y para arenisca no consolidada a=0.25.

Las ecuaciones 3.23 y 8.25 también pueden ser empleadas para determinar el valor
de corte de resistividad. A diferencia del Método de Arcilla Dispersa, en éstas
ecuaciones Va y Rsh son incégnitas por lo que es necesario determinarlas, con el
objetivo de evitar confusiones entre Rosh y Rsh, en la figura 8.49 se muestra la
forma en cémo se obtiene R, utilizando registros geofisicos de pozos.

Ry
TREmﬁ‘f‘idad Unidades API
0.2 1.0 12 100 1000 4] 150
T T TTTTI B 001 e 3
E 3 3
3 {i ¢ -
3 ] E 3 3
£ ! ] 3 ]
AP b i i L F" L
1000 4] 150

Linea base de lutitas
Figura 3.49. Determinacién de R, empleando el registro de RG y el de resistividad

Si ademas del registro de litologfa se tienen los registros de densidad y neutrén es
posible emplear las férmulas del modelo de Agua-Doble para calcular la saturacién
de agua a lo largo de todo el intervalo y fijar el valor de corte de resistividad. Este
método esta basado en la determinacién de la saturacién de agua ligada y de agua
libre que se tiene en el yacimiento como consecuencia de la presencia de material

arcilloso. A continuacién se describe el procedimiento a seguir:

1) Obtener la porosidad corregida por presencia de arcilla.

Dgq = Diogd — (VaDash ) 3.69
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Q)n = Q)logn - (Vcl Qnsh) 3.70
donde:

@q [fraccién’: porosidad obtenida a partir del registro de densidad corregida por
presencia de arcilla

@, [fracciéon]: porosidad obtenida a partir de los registro neutrén corregida por
presencia de arcilla

(Z)logd [fraccién’]: porosidad obtenida directamente del registro de densidad
Diogn [fraccion]: porosidad obtenida directamente del registro neutrén

@qsh [fraccién’: porosidad derivada del registro de densidad correspondiente a la
zona base de lutitas, se determina de forma similar a la mostrada en la figura 3.49

@nsh [fraccion’: porosidad derivada del registro neutrén correspondiente a la zona
base de lutitas, se determina de forma similar a la mostrada en la figura 3.49

2) La porosidad efectiva o verdadera de la formacién @ se calcula promediando
los resultados de las ecuaciones 3.69 y 38.70.

_®d+®n
2

[0) 3.71

3) Calcular la porosidad total correspondiente a la zona base de lutitas @, con
la siguiente ecuacién:

0 varfade 0.5 a 1

4) Calcular la porosidad total @, sin corregir por presencia de arcilla y la
saturacién de agua ligada a la arcilla Sp.

Q)t =0+ \'A Q)tsh 3.78

Sy, = VaBesh 3.74

o
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5) Finalmente se calcula la saturacién de agua empleando la siguiente

expresion:

2 RW
b+ [bc+—5—5 3.75

Rt Q)t

S.. =
w 1-S5,
Rw
(1) y . -

b = ———% Ry, se calcula con la ecuacién 38.62 sustituyendo el término @, por @,

2

6) En términos del valor de corte de resistividad, al sustituir Rt por vcRt y Sw
por vcSy, la ecuacién 8.75 queda como:

Ry
B (¢? — b?) 570

VCcR; =

@ =veS,(1-S,)+S,—Db
donde:

@wsn [fraccion’: porosidad total correspondiente a la zona base lutitas
Sh [fracciéon’]: saturacién de agua ligada a la arcilla
Ry [ohms-m7: resistividad debida al agua ligada a la arcilla

Al aplicar la ecuacién 3.76 a lo largo del intervalo de interés es posible graficar la
curva de valor de corte de resistividad como se muestra en la figura 3.47.

Como los métodos antes mencionados, hay algunos otros que se pueden aplicar en
el calculo de la saturacién de agua; en este caso la gran mayorfa estan basados en
obtener el valor de corte de resistividad a partir de datos de campo. Es importante
sefialar que la eleccién entre uno u otro depende de las herramientas con las que se
cuenta asf como del conocimiento de la forma en cémo la arcilla esta distribuida en
el yacimiento; por ejemplo, si se aplica la ecuacién de Simandoux o el modelo de
Agua-Doble en un yacimiento donde la arcilla estd en forma dispersa se tendran
saturaciones de agua mds altas que las que en realidad corresponden, ésto es como
consecuencia de la utilizacién de R, ya que la Rsh utilizada en las ecuaciones es
mucho més alta que la resistividad de la arena arcillosa (dispersa); Rsn se utiliza
tnicamente cuando la arcilla se origin6 de forma independiente y posteriormente se
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agrup6 para formar la roca, por lo tanto la ecuacién de Simandoux asi como el
modelo de Agua-Doble pueden aplicarse con mayor certeza cuando se tiene una
distribucién de arcilla laminar. También es posible utilizar la siguiente ecuacién
propuesta por Fertl y Hammack para aproximar el valor de resistividad de arcilla
dispersa Ra a partir de Rqn.

Rcl — 0'4Rsh 3.77

3.8.5 Valor de corte de porosidad(vc®,)

Para determinar el vc@ se puede emplear alguna ecuacién que relacione la
porosidad con la saturacién de agua o con la resistividad verdadera si se tiene el
valor de corte de resistividad, por ejemplo para calcular el vc@ a partir del calculo
de Rosh con la ecuacién 3.60 es necesario combinarla con las ecuaciones 8.62 y 3.63;
no obstante para la ecuacién 3.63 solamente se debe utilizar un valor de corte ya
sea el veSy o el veRe. En el caso en que el valor de corte sea el de saturacién de agua
entonces la Rt es la que se obtiene directamente del registro, caso contrario si se
emplea el valor de corte de Rt, entonces la saturacién de agua es la que se calcula
directamente con los datos de los registros de porosidad, resistividad y litologfa.

Al combinar las ecuaciones 3.60, 3.62 y 3.63 se obtiene:

Rw RW VCl

> — 3.78
VCSW Rt(l — Vcl) Rsh (1 - Vcl)

ved, =

Con la ecuacién 8.78 se calcula el valor de corte de porosidad a lo largo de todo el
intervalo de interés y esta linea de corte se dibuja en la misma grafica del registro
de porosidad como se muestra en la figura 3.50.

Al igual que en el calculo del vcRy, el valor de corte de porosidad también puede
calcularse para un vcSy variable con la ecuacién 3.78, para ello es necesario
determinar la saturacién de aceite residual a lo largo de todo el intervalo ya que
como anteriormente se indicé debido a la heterogeneidad del yacimiento la Sor no
puede ser considerada como constante.
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¢ [fraccion]
0.3 0.0
1376
1386
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1396 para veSw=80%
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1406 para veSw=60%
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Figura 3.50. Determinacién de la linea de corte de porosidad para diferentes vcS,,

En la figura 3.51 se esquematiza el procedimiento a seguir para determinar el vc@
a partir de datos obtenidos por medio de registros geotisicos de pozos usando la
ecuacién 38.78 para un valor de corte de saturacién de agua variable. Las zonas
representadas en color gris en la figura 8.52 son las tnicas que se consideran con
posibilidades de producir hidrocarburos de acuerdo a la definicién de valor de corte
de porosidad. Es importante indicar que la linea continua mostrada en la figura
3.52 representa la porosidad obtenida directamente del registro de porosidad; por
consiguiente, si se utiliza el registro sénico para medir la porosidad, la linea de
corte de porosidad puede calcularse en términos del tiempo de trénsito si se despeja
At de la ecuacién 3.61 y se sustituye @, por vc@, de esta forma se obtiene la linea de
corte de tiempo de transito como se muestra en la figura 3.53.
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Ry se determina

Empleando el l.lﬁ]izand{)
registro de litologia - conjuntamente ¢l
calcular Vy para todo registro de
el intervalo de resistividad v el
interés. registro de litologia.

R, se obtiene usando
el registro SP o por
medio de tablas de

agua.

—)

Utlizando la R; son las lecturas

‘:c;l;a;lcaif:ll 378 Sf arrojadas por el
vep, alo — registro de
largo de todo el y

resistividad para el
mismo intervalo en
estudio.

intervalo.

Calcular el veS8,; para
todo el intervalo
partiendo del ves,.

S

Figura 3.51. Procedimiento para determinar el vc(Z)t con datos de campo
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Figura 3.52. Valor de corte de porosidad para un vcS, variable
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Figura 3.53. vc@ en términos del tiempo de transito al utilizar el registro sonico de porosidad

3.8.6 Valor de corte de permeabilidad absoluta(vck,)

Si en un yacimiento no se tiene porosidad efectiva tampoco existe permeabilidad
absoluta, por tal razén es de esperarse que exista una relacién entre ambas
propiedades, evidentemente si la porosidad aumenta la permeabilidad también se

incrementa.
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En formaciones arcillosas a medida en que se incrementa el porcentaje de arcilla la
permeabilidad absoluta se reduce considerablemente. Partiendo de este tltimo
criterio se propone determinar el valor de corte de permeabilidad absoluta a partir
del valor de corte de porosidad corregida por presencia de arcilla.

A partir de mediciones en nucleos se puede determinar la permeabilidad absoluta a
lo largo de todo un intervalo y las correlaciones porosidad-permeabilidad se
elaboran con los datos obtenidos; sin embargo en muchas ocasiones los datos se
presentan como una nube de puntos haciendo imposible el trazo de una tendencia.
En estos casos una alternativa consiste en introducir un tercer parametro para
seccionar los datos. Este tercer pardmetro puede ser las facies presentes en la roca
del yacimiento, de esta manera es posible elaborar las graficas de acuerdo al tipo de
facies, como se observa en la figura 3.54.

Figura 3.54. Relaciones de permeabilidad absoluta, porosidad inicial y para diferentes facies
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Al obtener el vck. a partir del ve@ con correlaciones para diferentes facies, es
necesario indicar la facies a la cual corresponde el valor de corte de permeabilidad
absoluta que se quiere determinar. Para ilustrar ésto, suponiendo que se tiene un
mismo valor de corte de porosidad de 10%, de acuerdo a la figura 3.54,
aproximadamente los valores de corte de permeabilidad absoluta para diferentes
tacies se muestran en la tabla 3.9:

vce [%0] vck, [mD] facies
10 30 —
10 1.5 —
10 0.5 —
10 0.03 —

Tabla. 3.9 vcd y vek, para diferentes facies

No obstante, es de esperarse que para cada facies al variar el valor de corte de
permeabilidad también debe variar el valor de corte de porosidad. Los datos
obtenidos en laboratorio se utilizan en la calibraciéon de los registros geofisicos de
pozos.

Un ejemplo de correlaciones porosidad-permeabilidad absoluta es la ecuacién 3.44,
si se emplea dicha ecuacién para determinar el valor de corte por permeabilidad es
necesario emplear algin registro de porosidad y conocer la Swi a lo largo de todo el
intervalo ya que debido a la heterogeneidad del yacimiento Swi es variable.

Al reacomodar y aplicar logaritmo en ambos lados de la ecuacién 3.42 se obtiene la
expresion 3.79, la cual representa una linea recta en escala log-log para la relacién
Swi-@; sin embargo, es de esperarse que se presenten variaciones en los datos de
saturacion irreductible de agua contra porosidad, por lo tanto, la tendencia lineal se
puede ajustar, por ejemplo, para un mismo tamano medio de grano.

logSyi = —log® + logC 3.79

De esta forma, a partir de los datos de porosidad se puede estimar la Sy a lo largo
de todo el intervalo. La figura 3.55 muestra la variacién de la permeabilidad
absoluta calculada con la ecuacién 3.44 para los mismos valores de porosidad y
diferentes Syi.
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ka[D]
0 3
1376
1386
—Swi = 10%
—Swi = 15%
1396 )
Swi =20%
_ —Swi = 25%
E —— Swi variable
z
1406
1416
1426
1436 "//////

Figura 3.55. Sensibilidad de la ecuacién 3.44 al calcular la k, para diferentes S,,;.

Para determinar el vcka partiendo del valor de corte de porosidad aplicando la

correlacidon 3$.44 es necesarlio:

1. Estimar la saturacién irreductible de agua a lo largo de todo el intervalo
2. Corregir los valores del registro de porosidad por presencia de arcilla
8. Corregir los valores de corte de porosidad por presencia de arcilla

La linea de vcka también puede obtenerse sin la necesidad de corregir en el punto 2
y 3 los valores de porosidad; sin embargo, ésto solo permitirfa eliminar los
intervalos sin posibilidades de producir hidrocarburos pero cuantitativamente el
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valor de permeabilidad absoluta correspondiente a la formaciéon serd menor al

obtenido. En la figura 8.56 se representa lo antes descrito.
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Figura 3.56. vck, a lo largo de todo el intervalo

Las zonas representadas en color morado en la figura 8.56 no se consideran en la

evaluacién del yacimiento. Pese a que corrigiendo o no la porosidad se eliminan los

mismos intervalos, es evidente que la linea continua de color rojo representa de

forma mas precisa el valor de permeabilidad absoluta correspondiente a la

formacién debido a que toma en cuenta el porcentaje de arcilla presente en la

formacién.
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3.8.7 Valor de corte de flujo fraccional de agua(vcf,,)

Al igual que para formaciones limpias el vctyw es de 1 debido a que para determinar
los valores de corte considerando Unicamente las caracteristicas del yacimiento solo
se estan identificando las zonas sin posibilidades de producir hidrocarburos, por
ejemplo, intervalos donde se tiene 100% produccién de agua.

3.9 Valores de corte en formaciones heterogéneas limpias

Tratandose de formaciones limpias son éstas las que en términos practicos se
encuentran mas frecuentemente; se caracterizan por presentar grandes variaciones
en las propiedades petrofisicas como la porosidad y permeabilidad absoluta, por ello
los valores de corte no son constantes para toda la formacién. Por tal motivo, los
valores de corte de saturacién de aceite y de saturacién de agua se calculan a lo
largo de todo el intervalo de forma similar a la descrita para formaciones arcillosas.
El valor de corte de resistividad se obtiene utilizando las ecuaciones para
formaciones limpias como se infiere a continuacién.

Debido a la heterogeneidad del yacimiento, la resistividad de la roca saturada 100%
con agua es variable a lo largo de todo el intervalo. Una forma de calcular el valor
de Ro es aproximarla a partir del registro de porosidad combinando las ecuaciones
8.15 y 3.16, quedando asi:

aR,,

R,

Empleando el registro de porosidad que se tiene para todo el intervalo se calcula Ro
con la ecuacién 3.80, en la que a, m y Ry son constantes.

En la figura 8.57 se observa que para valores altos de Ro cualitativamente se
tendran bajas porosidades, esto se comprueba en la linea continua de la figura 3.50,
lo que conlleva a tener altas saturaciones de agua; como consecuencia, al calcular Ro
a lo largo de todo el intervalo se infiere que para valores bajos de R, se tiene altas
saturaciones de aceite.

El valor de corte de resistividad se obtiene con la ecuacién 3.33, ya sea para un
valor de corte de saturacion de aceite constante o variable en todo el intervalo. Esta
linea de corte se grafica de forma similar a la mostrada en la figura 3.48.
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Ro [ohms-m]
0.0 3.5 7.0
a \>
1386 ‘::Sr——_—_—
1396
E, 1406
-C (}
1416 5
1426
1436

Figura 3.57. Variacién de R, a lo largo de todo el intervalo

El valor de corte de porosidad se obtiene con la ecuaciéon 3.37 en la que solamente
se debe fijar un valor de corte. En caso de que el valor de corte de porosidad se
determine a partir del valor de corte de saturacién de agua, el término vcR¢ de la
ecuacién 3.37 debe sustituirse por Ry, es decir se debe de considerar la variacién de
Rt a lo largo de todo el intervalo. Como anteriormente se ha indicado, el valor de
corte de saturacién de agua puede ser constante o variable en todo el intervalo.

El valor de corte de permeabilidad absoluta se determina a partir de correlaciones
porosidad-permeabilidad de forma andloga al valor de corte de permeabilidad
absoluta en formaciones arcillosas. Debido a la heterogeneidad del yacimiento se
debe introducir un tercer pardmetro para ajustar las correlaciones, este pardmetro
puede ser el tamafio medio de grano o las facies. Como en los casos anteriores, el

125




Capitulo III. Métodos de laboratorio y de campo para determinar pardmetros petrofisicos y sus valores de corte

valor de corte de flujo fraccional de agua es 1 ya que no se consideran condiciones
econdmicas ni operacionales.

3.10 Valores de corte considerando condiciones econémicas y/o

operacionales en yacimientos de aceite

3.10.1 Valores de corte en formaciones limpias

Se calcula que actualmente en campos maduros las compafifas petroleras producen
en promedio tres y medio barriles de agua por cada barril de aceite que se extrae,
anualmente se gastan miles de millones de ddélares para hacer frente a los
problemas que se tienen con la produccién de agua; en algunos otros casos un alto
corte de agua conlleva al cierre de los pozos atn cuando todavia se tenga
produccién de aceite dado que los sistemas de manejo del agua resultan costosos.

Cuando se extraen hidrocarburos de un yacimiento, tarde o temprano el agua
proveniente de algin acuifero subyacente o de los pozos inyectores se mezcla y se
produce junto con el aceite, primero se presentara el flujo en el yacimiento, luego la
tuberfa de produccién serd invadida y finalmente las instalaciones de procesamiento
en superficie; evidentemente, cuando la produccién de agua sobrepasa la capacidad
que tienen los equipos para su procesamiento surge la necesidad de interrumpir la
produccion.

Valor de corte de flujo fraccional de agua(vcf,,)

La determinacién de los valores de corte tomando en cuenta Unicamente las
caracteristicas del yacimiento permite identificar los intervalos en los que se tiene
producciéon de aceite sin importar el volumen de ésta. Ahora bien, desde una
perspectiva integral en la evaluacién del yacimiento los altos o bajos precios del
petrdleo asi como la infraestructura y el equipo que se tiene para el manejo y
procesamiento de los fluidos aportados por el yacimiento, se hace necesario fijar
una produccién minima de aceite o maxima de agua; es decir, de la produccién total
cudl es la maxima fraccién de agua permitida o la minima fraccién de aceite. Si se
trata de un yacimiento bajo saturado el gasto total es igual a la sumatoria del gasto
de aceite mas el gasto de agua; para expresar esta relacién en fraccién se puede
sustituir la ecuacién 1.20 en 1.19 para eliminar el término qu, dividir entre qi/A y
reacomodar términos para obtener la ecuacién de flujo fraccional de aceite.
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1

Ak, (dPC
fo — qtllw

aL gAp sen ad)

1 4 HoKw

Uy Ko

3.81

Sumando la ecuacién 1.23 con 3.81 y simplificando se llega a la siguiente relacién:

f, +f, =1 3.82

Con la ecuacién 3.82 se podré conocer el vcty a partir de la produccién minima de
aceite o éste puede ser fijado directamente en superficie. Cabe sefialar que se estd
considerando que el flujo fraccional de agua en superficie es igual al flujo fraccional
de agua que se tiene en el yacimiento y que entra al pozo; en caso de no ser asf,
serd necesario realizar los ajustes correspondientes.

Valor de corte de saturacion de agua(vcS,,)

El conocimiento del vety permite determinar el valor de corte de saturacién de agua
debido a que se relaciona con la capacidad que se tiene para manejar el agua en
superficie. La finalidad es cumplir con los siguientes objetivos:

1) Identificar el o los intervalos apropiados para la terminacién de los pozos.
2) Determinar otros valores de corte a partir del valor de corte de saturacién
de agua.

Paso 1: Construccién de curvas de presién capilar.

Un método empleado en la elaboracién de curvas de presién capilar es mediante
pruebas de desplazamiento en laboratorio. Para ello se elige una muestra
proveniente de un ntcleo preservado, del cual se mide tanto su porosidad como su
permeabilidad absoluta.

Figura 3.58. Nucleo preservado de porosidad ¢ y permeabilidad k,
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Dicha muestra se satura 100% con agua. En seguida se coloca en una celda de
desplazamiento y se procede a inyectar aceite para desplazar al agua.

@B

Figura 3.59. Inyeccién de aceite en el nucleo saturado 100% con agua

El proceso de desplazamiento contintia hasta que en el nicleo deja de salir agua, lo
que indica que en la muestra solo queda saturacién irreductible de agua més
saturacion de aceite, es decir:

Swi tSo =1 3.83

Si la fase mojante es el agua el proceso anterior es un proceso de drene.

En seguida se inyecta agua en la muestra para desplazar al aceite hasta que en el
ntcleo deja de salir aceite.

aElla_.l..

Figura 3.60. Inyeccién de agua en el nucleo saturado de aceite y con S,

Por lo tanto, en el ntcleo solo queda saturacion residual de aceite mas saturacién de

agua, es decir:
Sor +Syw =1 3.84

Si la fase mojante es el agua el proceso anterior es un proceso de imbibicién. Este
experimento permite obtener los valores de Swiy Sor; ademds, conforme se realiza el
proceso de desplazamiento, tanto de agua por aceite como de aceite por agua, los
datos obtenidos se transforman a presién capilar, estos datos son graficados contra

la saturacién de agua como se muestra en la figura 3.61.
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Figura 3.61. Construccién de curva de presion capﬂar vs S,

Como se indicé, para determinar si el proceso de desplazamiento es de drene o
imbibicién, es de vital importancia conocer el fluido que moja la superficie de la
roca ya que para construir las curvas de permeabilidades relativas con datos de
presion capilar es necesario conocer el proceso mediante el cual se obtuvo la curva.
Una forma para medir la mojabilidad en laboratorio es a través del método de
Amott, de la siguiente forma.

" Se elige un nucleo.

* Sin lavar la muestra, ésta se satura 100% de agua.

* En una celda de desplazamiento se inyecta aceite hasta que la muestra no
produce mas agua, es decir hasta que se alcanza la Syi.

" A continuacién se sumerge la muestra en un recipiente con agua y se mide el
ingreso espontdneo de agua a la muestra mediante el registro del aceite
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expulsado del medio poroso. A la cantidad de aceite producido en forma
espontdnea se le llama volumen de aceite producido por imbibiciéon V.

* Se desplaza aceite adicional mediante un proceso de aporte de energia
externa y a la cantidad de aceite producido con aporte de energfa externa se
le denomina volumen de aceite forzado Vor.

" Con los datos de Voi y Vor se calcula el indice de mojabilidad al agua I:

[ o Vo
v Voi + Vof 3.85

* Ahora, el nicleo se sumerge en un recipiente con aceite y se mide el ingreso
espontdneo de aceite al ntcleo mediante el registro del agua expulsada del
medio poroso. A la cantidad de agua producida en forma esponténea se le
llama volumen de agua producida por imbibicién Vi

* Se desplaza agua adicional mediante un proceso de aporte de energia externa
y a la cantidad de agua producida con aporte de energfa externa se denomina
volumen de agua forzada Vr.

* Con los datos de Vyiy Vyr se calcula el indice de mojabilidad al aceite L.

Vwi

e — 3.86
Vwi + wa

Lo

Los indices de mojabilidad al agua y al aceite expresan la fraccién del proceso de
desplazamiento que se produce en forma esponténea. Un valor cercano a uno indica
que el proceso de desplazamiento se completa en forma espontanea, mientras que
un valor cercano a cero implica que el proceso de desplazamiento sélo es posible
aplicando energia externa.

En conclusién, la fase que posee mayor indice de mojabilidad es la fase que moja la
superficie de la roca, se habla de mojabilidad intermedia en aquellos casos en que
ambos indices tienen el mismo valor.

Es importante sefialar que en las pruebas realizadas en laboratorio se deben de
tomar en cuenta las condiciones que se tienen en el yacimiento (presién y
temperatura), de no ser asi los datos obtenidos de andlisis en nucleos no seran
representativos del yacimiento.
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Paso 2: Construccién de la curva de altura sobre el contacto agua-aceite

La presién capilar se define como la diferencia de presion entre la presion de la fase
mojante y la no mojante; tomando en cuenta que las fuerzas capilares resultan de la
combinacién de los efectos de las tensiones interfaciales y/o superficiales, del
tamafio y forma de los poros y de las fuerzas de cohesién entre los liquidos, la
presién capilar puede expresarse de la siguiente manera:

ocoso

P. = 3.105X10~*pgh = 6.561X107% —— 3.87

Como la curva de presién capilar mostrada en la figura 3.61 fue elaborada a partir
de un sistema sélido-aceite-agua a condiciones de laboratorio:

Oo—w)1.COSO
(P.,.), = 6.561x10~ 2 sz - 3.88
L

A condiciones de yacimiento se tendra:

3.89

Oop— cosO
(P ) = 6.561X10—8( 0-w)y €SBy

y I'y

Para el caso en que el sistema esté fuertemente mojado por agua el angulo de
contacto es cero grados tanto en el laboratorio como en el yacimiento por lo que el
cos 6 = 1; si ademas rp=ry, al combinar la ecuacién 3.88 y 3.89 la presién capilar a
condiciones de yacimiento es:

0—w Pe,_
(PCO—W)Y = (0 (O?y_( )i W)L 3.90
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A partir de la ecuacién 38.87 se tiene:

(PCO_W)y = 3.105X1073(py — po)yghy 3.91

Sustituyendo la ecuacién 3.90 en la 8.91 y despejando hy, se obtiene:

(Go —w)y (Pco_w )L

h. =
y 3.105X1073 (Go—w)L(pw - po)yg

Con la ecuacién 3.92 se calcula la altura sobre el contacto agua-aceite a condiciones
de yacimiento para diferentes saturaciones de agua a partir de los datos de presién
capilar obtenidos en laboratorio.

donde:

P. [kgt/cm?]: presién capilar

p [gr/cm?7]: densidad

g [m/seg?7: gravedad

h [pies]: altura sobre el contacto
o [dinas/cm 7: tensién interfacial
8 [°7J: angulo de contacto
r[pies|: radio capilar

Pw [gr/cm?7: densidad del agua

Po [gr/cm®]: densidad del aceite

(PCO_W)L [kgt/cm?7: presién capilar a condiciones de laboratorio
(PCO—W )y [kgt/cm27: presion capilar a condiciones de yacimiento

h, [pies’: altura sobre el contacto agua aceite
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En la figura 8.62 se muestra la curva de distribucién vertical de fluidos en el
yacimiento correspondiente a un determinado valor de porosidad y su
correspondiente valor de permeabilidad absoluta. A partir del contacto agua-aceite
conforme aumenta la altura, la saturacién de agua va disminuyendo hasta llegar a la
Swi, es decir, al intervalo en que la presién capilar incrementa sin cambios en la
saturaciéon. Por otro lado, la saturacién de aceite se incrementa alcanzando su
méximo valor cuando se tiene saturacién irreductible de agua. Caso contrario,
cuando la saturacién de aceite es la maxima, a medida que la altura disminuye la
saturacién de aceite también lo hace, mientras que la saturacién de agua aumenta
hasta alcanzar su maximo valor abajo del contacto agua-aceite.

Paso 3: Construccién de curvas de permeabilidades relativas

Entre los métodos que se pueden emplear para construir curvas de permeabilidades
relativas se encuentran los siguientes:

»  Método de presiéon capilar para determinar la permeabilidad relativa a la fase
mojante.

* Liquido estacionario, donde se restaura un nicleo hasta la Swi y se mide la
permeabilidad efectiva al aceite o al gas; o se mide la permeabilidad efectiva
al agua o al gas considerando la Sor.

* Desplazamiento o empuje externo, por ejemplo aceite por gas o aceite por
agua.

A continuacién se describe la forma utilizada para construir las curvas de
permeabilidades relativas a partir de datos de presiéon capilar.

Al expresar la kr como funcién de la saturacién de agua ésta es fuertemente
dependiente de la distribucién del tamafo de poro, la mojabilidad y la historia del
cambio de saturaciones. El término Sye se conoce como saturacién efectiva de agua
para el caso en que el agua es el fluido mojante. Para determinar Swe. se utiliza la
sigulente ecuacion:

_ — Pwi 3.93

donde:

Swe [fraccién’]: saturacién efectiva de agua
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Swi [fraccién’: saturacién irreductible de agua
Sw [fraccién’: saturacién de agua  S,; < S,, <1 —S5,,

Como se indic6 la kr depende en gran medida de la distribucién de tamaiio de poro.
Para cuantificar dicha propiedad se introduce el término indice de distribucién de
tamafio de poro, €, y puede decirse que mientras mayor es el valor de Q mas
uniforme es la distribucién del tamafno de poro; ahora bien, si Q tiende al infinito
representarfa una distribucién uniforme del tamano de poro. Generalmente las
areniscas y calizas pueden representarse mediante fndices de distribucién de
tamafio de poro entre 0.5 y 4.

Un procedimiento para construir las curvas de permeabilidades relativas consiste
en calcular el valor de Q utilizando la correlacién de Brooks y Corey.

P _Q
Swe = (—C) 3.94

donde:
P. [kgt/cm?27: presién capilar
P [kgt/cm27: presién de admision

La presiéon de admision Pe es la presién minima que se requiere para desplazar a un
fluido que satura un medio con otro fluido inmiscible, dentro de un proceso de

drene.

La ecuacién 3.94 puede expresarse de la siguiente manera:

1
logP. =logP, — E log Sye 3.95

Para encontrar el valor de Q con la ecuacién 3.95 es necesario calcular los valores
de Sye empleando la ecuacién 3.93. Esquematicamente, el procedimiento para
determinar Swe se describe en la tabla 3.10.
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O 1 2 3
NO: d(,e P c Sw Swe
mediciéon
1 100% 1
Pe :
2 _— _— _—
n mAaximo S 0

Tabla 3.10. Cuadro simplificado que muestra la obtencién de S,,,

En la tabla 3.10 los valores de las columnas 1 y 2 se obtienen a partir de anélisis en
laboratorio, como anteriormente se describid; la columna 3 fue calculada empleando
la ecuacién 3.93. De acuerdo a la ecuacién 3.95, el valor de Q estd dado por el
reciproco de la pendiente de la linea de tendencia que se traza al graficar los puntos
de las columnas 1 y 38 en escala log-log. En la figura 3.63 se muestran cuatro lineas
para las cuales se obtiene el indice de distribucién de tamafio de poro,
correspondientes a cuatro muestras de arenisca de distinta formacién.

100

Presion capilar

1 Muestra £
1 143
2 1.7
3 093
4 0.61
Sistema mojado por agua
a1
a0 a1 1

Saturacion de agua efectiva

Figura 3.63. La ecuacién de la linea de tendencia permite encontrar el valor de 0
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Para el caso en que Q es conocido, Brooks y Corey en 1964 proponen las siguientes
correlaciones que relacionan las permeabilidades relativas con la saturacién efectiva
del fluido mojante, en este caso el agua.

2430 3.96
krw = (Swe) Q

2+Q] 3.97

Ko = (1- SWe)2 l]- - (Swe ) o

Con las ecuaciones 3.96 y 3.97 es posible preparar las curvas de permeabilidades
relativas al agua y al aceite, respectivamente, figura 3.64. En estas ecuaciones los
valores de saturacién efectiva de agua deben cumplir la siguiente condicién:

Swi = Swe = 1= S,

Permeabilidad relativa
[
= |

000 0o 0.0 030 040 050 060 070 080 050 100
Saturacion de agua
—

Saturacion de aceite

Figura 3.64. Gréfica de permeabilidades relativas, preparada a partir de las ecuaciones 3.96 y 3.97
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Si no se conoce el valor de €, se pueden utilizar algunas otras correlaciones, por
ejemplo, para un sistema agua-aceite mojado preferencialmente por aceite, Corey
propone las siguientes ecuaciones:

_ 4
k.., I—WI] 3.98
1

—S 2
K., = [1 ] [ W‘) ] 3.99
Sw1 wi

Para un sistema gas-aceite:

Sy — Sﬂrr 3.100
Keo = |7
1—=Swm
K = l Su — Strllz [ (Stl — Strl)zl 3101
rg — 1—cF— 1—-|\——— ’
Sm = S 1 =S

donde:

Su [fracciéon’]: saturacién total de liquidos (aceite + agua)

Su1 [fracciéon’]: saturacién total residual de liquidos (aceite + agua)

Sm [fraccién’]: pardmetro considerado igual a 1-Sgr, normalmente se toma igual a 1

Cuando se tiene flujo simultaneo de agua y aceite en un sistema mojado por agua en
un proceso de imbibicién, Smith propone las siguientes ecuaciones:

1
Z
K. =S,* ll—m] 3.102
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Sw - Swi 2
k., =11— 3.108
" 1- Swi - Sor

Paso 4: Construccién de curva de flujo fraccional de agua

Empleando las ecuaciones 1.23 6 1.24 desarrolladas en el capitulo uno se construye
la curva de flujo fraccional de agua, para ello se requiere conocer los diferentes
pardmetros considerados en dichas ecuaciones, claro estd que los valores de
permeabilidades relativas se calculan con las correlaciones explicadas en el paso

anterior.

Una vez obtenidos los valores de flujo fraccional de agua se construye la grafica f
contra Sy. La figura 3.65 muestra la variacién del flujo fraccional de agua con
respecto a la saturacién de agua. Andlogamente a las curvas de permeabilidades
relativas el flujo fraccional de agua varia desde Syi = Syc hasta 1-Sor. En el punto
donde se tiene saturacién residual de aceite el flujo fraccional de agua alcanza su
maximo valor de 100% debido a que cuando existe saturacion residual de aceite éste

no se puede mover.

1.0 p--------

fw[fraccion]

04 -+

0.2 -+

0.0 L B B B — 1 T 1 Tt T T T T T T T T T T T T T ]
0.0 0.2 0.4 0.6 0.8 1.0

Sw [fraccion]

Figura 3.65. Curva de ﬂujo fraccional de agua
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Ahora bien, de acuerdo a la capacidad con la que se cuente en superficie para el
manejo del agua que se produce en el yacimiento se determina el valor de corte de
flujo fraccional de agua y utilizando la figura 8.65 se puede conocer el valor de
corte de saturacién de agua correspondiente, a partir de la cual se conocera la altura
que se tendrd sobre el contacto. En la figura 3.66 se observa la relacién gréfica
entre h-Sy y fw —Sw, es decir las dos curvas trazadas en una misma grafica.

200 — 100%

180 4 = S0%

160 = BO%

140 = 70%
:%120  60% E
= 100 —50% E

80 L 40%

(1] = 30%

40 = 20%

20 - 10%

0 . 0%

0% 10% 20%  30%  40%  50%  e0%  70%  BO%  90%  100%
Sw [fraccidn]
Figura 3.66. Relacion f,-S,-h

Para ejemplificar, considérese que se tiene un yacimiento homogéneo de aceite bajo
saturado (Pyacimiento> Psaturacion), cuyas curvas de flujo fraccional de agua y altura
sobre el contacto agua-aceite se muestran en la figura 3.67.

Tomando en cuenta que el maximo flujo de agua que puede manejarse en superficie
es de 65%, de acuerdo a la figura 8.68 se concluye lo siguiente:

Un vetw=65% corresponde a un valor de corte de saturacién de agua de 54%; de
esta manera el intervalo de O a 35 pies sobre el contacto es eliminado y no se
considera en la evaluacién del yacimiento debido a que contiene saturacién de agua
mayor al valor de corte; es decir, si se pone en produccién el intervalo representado
por hs, la produccién de agua serd mayor al 65% que puede manejarse en superficie.
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En el intervalo representado por hs solo hay flujo de agua, mientras que en h, solo
hay produccién de aceite. Por otra parte en el intervalo indicado por h. se
presentara flujo de aceite y agua. En esta zona la produccién de agua serd menor al
65% siendo éste el intervalo mas apropiado para la terminacién de los pozos,
después de h;.

No obstante, es importante tomar en cuenta aspectos como: el mecanismo natural
de produccién primaria, la presién del yacimiento, las caracteristicas de los fluidos;
todas estas consideraciones permiten prever los cambios en la distribucién vertical
de los fluidos, por ejemplo, si existe la posibilidad de que se forme una capa de gas
no serd recomendable terminar los pozos muy arriba porque serén invadidos muy
pronto por el flujo de gas, afectando el factor de recuperacién; o en el caso en que
los pozos sean terminados muy abajo, pronto se alcanzara una produccién de agua
igual o mayor al 65%, que es la que se puede manejar.

De acuerdo a lo anterior, es evidente que el valor de corte de flujo fraccional de
agua es de cardcter dindmico ya que la distribucién de los fluidos en el yacimiento
cambia conforme se desarrolla y se explota el campo.

Si se requiere implementar un proceso de recuperacién secundaria por inyeccién de
agua, la seleccién del o de los intervalos mds apropiados para la inundacién con
agua dependerda en gran medida del acomodo que tengan los fluidos en el
yacimiento; suponiendo que la capacidad del equipo en superficie para el manejo del
agua es de 65% al momento de iniciar el proceso de recuperacién secundaria,
cuando en el yacimiento se tenga una saturacién de agua mayor a 54% la capacidad
del equipo para el manejo del agua sera insuficiente, marcando el fin de la inyeccién
de agua.

Valor de corte de movilidad(vcA)

La movilidad se puede definir en funcién del aceite o en funcién del agua. Si las
viscosidades del aceite y del agua se mantienen constantes entonces la movilidad es
funcién tnicamente de la permeabilidad relativa a cada una de las fases; entonces la
ecuacién 1.24 puede expresarse de la siguiente forma:

1
Ao = Ay lf_ — 1] 3.104
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Esta tltima expresion permite obtener el valor de corte de movilidad por aceite
partiendo del vcfs.

A la relacién A, /A, se le conoce como razén de movilidades y se representa con la
letra M; por convencion, se sigue el siguiente criterio:

M<1, la razén de movilidades es favorable al flujo de aceite
M >1, la razén de movilidades es favorable al flujo de agua

Otra forma de expresar M es:

_n

M= 3.105

0

Sustituyendo los valores de corte de flujo fraccional de agua y flujo fraccional de
aceite se obtiene la maxima razén de movilidades permitida para tener una
produccién de agua menor a la que se puede manejar en superficie.

El valor de corte de resistividad verdadera, porosidad y permeabilidad se obtienen a
partir del vcSy de forma similar a la descrita en el subtema valores de corte en
formaciones limpias.

3.10.2 Valores de corte en formaciones heterogéneas

En los temas 8.8 y 8.9 para determinar los valores de corte en formaciones
arcillosas y heterogéneas-limpias se desarroll6 el mismo procedimiento, la tnica
diferencia radica en los modelos o correlaciones utilizadas. Por tal razén, en este
subtema se describe la forma de obtener los valores de corte, los cuales pueden ser
aplicados analogamente para formaciones arcillosas y heterogéneas limpias
cambiando Gnicamente las ecuaciones.

Valor de corte de flujo fraccional de agua(vcf,,)

Debido a la heterogeneidad del yacimiento no es posible calcular una profundidad
especifica a partir de la cual se tendra una produccién de agua mayor a la que se
puede manejar; por lo tanto surge la necesidad de conocer el flujo fraccional de
agua que se tiene a lo largo de todo el intervalo.
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La ecuacién 1.24 permite calcular el fy utilizando valores de permeabilidades
relativas y viscosidades del aceite y del agua.

Las viscosidades son pardmetros que pueden ser considerados como constantes o
variables; esto Gltimo si existen cambios notables en factores como la presién y la
temperatura. Un andlisis PVT a una muestra de aceite permite obtener el valor de
la viscosidad, también en laboratorio se pueden elaborar los modelos mateméticos
que representen la variacién de la viscosidad con respecto a la temperatura o a la
presién; de esta forma apoyandose en el gradiente de temperatura se puede estimar
la viscosidad del aceite en todo el intervalo.

Las permeabilidades relativas al aceite y al agua son funcién de las saturaciones de
fluidos, por lo tanto si se calcula la saturacién de agua en todo el intervalo, se puede
hacer uso de correlaciones para calcular las permeabilidades relativas en el mismo
intervalo.

Dependiendo de la litologfa, el grado de cementacién y consolidacién de la roca se
han presentado a lo largo de la historia correlaciones que permiten obtener las
permeabilidades relativas en funcién de la saturacién de agua, las ecuaciones 3.98-
8.108 son algunas de estas correlaciones.

Corey y asociados propusieron las siguientes ecuaciones para arenas no
consolidadas durante un proceso de imbibicién:

K., =S3 3.106

k.o = (1—95)3 3.107

1-Syji

La saturacién de agua puede determinarse en todo el intervalo aplicando las
ecuaciones empleadas en los temas 3.8 y 8.9 dependiendo de la litologia del
yacimiento, mientras que la saturacién irreductible de agua puede estimarse a partir
de la porosidad empleando la ecuacién 3.42.
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Suponiendo que la figura 3.69 representa la saturacién de agua y la saturacién
irreductible de agua para un yacimiento cuyo intervalo de interés va de 1376 a 1436
metros, empleando las ecuaciones 8.106 y 3.107 se calculan las permeabilidades
relativas al agua y al aceite para el mismo intervalo, los resultados obtenidos se
grafican en la figura 3.70.

sw[fraccion] swi[fraccion]
0 1 0 1
1376 1376 Z)
1386 = 1386 ;
1396 1396 }
£ 1406 E. 1406
= = S
1416 1416
1426 1426
1436 1436

Figura3.69 S,y S,; para una formacién arcillosa
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kr[fraccién]

0 1
1376
1386 - — ——
) %
—krw
—_ ——kro
E. 1406
= k
1416 %
1426
1436

Figura 3.70 Permeabilidades relativas al agua y al aceite calculadas con las ecuaciones 3.106 y 3.107

Para viscosidades de aceite de 5,10 y 20 cp, constante para todo el intervalo, se
obtiene el flujo fraccional de agua, figura 3.71; en donde se observa que el flujo
fraccional de agua aumenta conforme se incrementa la viscosidad del aceite. Los
datos de permeabilidades relativas utilizados para elaborar las gréficas se muestran

en la figura 3.70.
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fw[fraccion]

0 1
1376 -
1386
1396
— po=10[cp]
— po=5 [cp]
E. 1406 —no=20cp]
N

s

1426

1436
Figura 3.71 Variacién de fw para viscosidades de 5, 10 y 20 [cp] constantes en el intervalo 1376 a 1436 [m]

Si la linea de color azul de la figura 3.71 representa la variacién del flujo fraccional
de agua para un yacimiento en particular al aplicar un vcty, por ejemplo de 65%,
s6lo en las zonas marcadas en color azul se tendra una produccién de agua menor a
65%. Otra forma de visualizar lo anterior es calcular el flujo fraccional de aceite
empleando la ecuacién 3.82 y utilizar un vcf, de 85%; esta comparacién se puede

observar en la figura 3.72.
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fw[fraccion] fo[fraccion]

1 0 1

; 1376

1386

o

1376

1386

SR
-

——"
—

vcfw=65%

- — = vcfo=35%

h [m]

1416 -~ 1416

1426 1426

1436 1436
Figura 3.72 Comparacién del f, al aplicar vef,, y vcf,

Valor de corte de saturaciéon de agua(vcS,,)

El vcSy se determina al combinar la ecuacién de flujo fraccional de agua con las
ecuaciones utilizadas para determinar las permeabilidades relativas. Para este caso,
la Sw puede obtenerse de las ecuaciones 3.106 o 3.107 como se muestra a
continuacion, aplicando la ecuacién 3.106:
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Sw — 3\/ krw (1 _ Swi) + Swi 3.108

La Swi es conocida en todo el intervalo, krw se calcula con la ecuacién 1.24 fijando el
valor de corte de flujo fraccional de agua. Con la ecuacién 3.108 se obtiene la linea

de vcSw como se muestra en la figura 3.73.

sw[fraccién]

1376

1386

1396

vcSw

1406

h [m]

1416 <

1426

1436
Figura 3.73 Variacién de la saturacién de agua y del valor de corte de saturacién de agua

Con la figura 8.73 se confirma que se descartan los mismos intervalos aplicando el
valor de corte de saturacién de agua o el valor de corte de flujo fraccional de agua.

Los valores de corte de resistividad verdadera, porosidad y permeabilidad absoluta
se determinan de manera similar a lo explicado en los temas 3.8 y 8.9
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3.11 Determinacion de los tipos de espesores (h)

Los estudios sfsmicos permiten conocer a grandes rasgos las estructuras geolégicas
con posibilidades de almacenar hidrocarburos; sin embargo, la tinica forma de saber
si una estructura contiene hidrocarburos es a través de la perforaciéon de pozos. Una
vez que los pozos han sido perforados, es necesario tomar registros geotisicos o
muestras de pared para identificar las capas impregnadas de hidrocarburos. En el
Capitulo I se definieron los diferentes tipos de espesores que se manejan en la
caracterizacién de yacimientos, a continuacién se describe la forma de obtenerlos a
través de registros geofisicos y aplicando valores de corte:

Espesor bruto (hy): Una forma de identificarlo consiste en correr un registro de
litologfa, por ejemplo rayos gamma, a través del pozo, y la continuidad horizontal
de los estratos se verifica correlacionando la informacién de los demas pozos. En la
figura 3.74 se observan dos registros de rayos gamma para distintas formaciones,
en ambos casos hy, representa el espesor bruto.

RG
RG
’ Caliper
Coliper | = | ==esmmnsee-

]
:
s
i
i
!
i
1
L}

hb

Figura 3.74.Espesor bruto de un estrato en dos pozos
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Espesor neto o espesor neto poroso (hn): Una vez que se ha identificado todo el
intervalo de interés (espesor bruto) se procede a eliminar los intervalos con alto
porcentaje de arcilla identificados mediante el registro RG; es decir, aplicando el
valor de corte de arcilla para formaciones arcillosas se descartan las zonas con
porcentaje de arcilla mayor o igual al vcVe.

Ejemplificando, en la figura 3.75 el resultado de aplicar un veVa=50% infiere que
hn:hn1+hn2+hn3+hn4.

vel[%]
0 100
1376 .
|
| Q hn1
1386
: hn2
[
{
1396 !
{
|
i AN\
1 - = =vcVcl =50%
= |
E. 1406 ! hu3
< |
{
|
| A
1416 :
1
|
{
|
! hn4
1426 :
|
{
|
{
' \
1436 $

Figura 3.75. Espesor neto: h,=h,,+h, ,+h,5+h
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Se dice que el espesor neto es igual al espesor bruto cuando no se tienen intervalos
arcillosos, dicho de otro modo en formaciones de arenas limpias. Si ademds se aplica
el valor de corte de arcilla para formaciones limpias es posible identificar las zonas
correspondientes al espesor neto que se pueden evaluar utilizando correlaciones
para formaciones limpias; ésto se muestra en la figura 3.76.

Vel [%0]
0 100
1376 T
|
|
|
1
|
1386 :
|
|
|
|
(|
1396 |
|
|
|
: : - = = vcVel = 50%
= | - = =vcVcel =10%
S, 1406 i I
< | |
| |
: | Intervalos
I 0 eliminados
1416 : :
| ! Formacién
. | arcillosa
| |
| [ Formacion
[ ! limpia
1426 ! !
| |
| |
|
| |
|
| |
1436 +

Figura 3.76. Evaluacién de la formacién a partir del porcentaje de arcilla

Para calcular el espesor neto se puede emplear la siguiente ecuacién:

m
h, = h, — z h, 5.109
i=1
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donde:
hi: intervalo con porcentaje de arcilla mayor o igual al valor de corte

1: numero de intervalo

Espesor neto poroso con hidrocarburos (hnp): Utilizando los registros de litologfa,
porosidad y resistividad, ademés de la informacién obtenida en laboratorio, se
calcula la saturacién de agua en todo el espesor neto empleando las correlaciones o
ecuaciones para formaciones arcillosas o limpias; ésto dependera del porcentaje de
arcilla que se tenga en el intervalo a evaluar.

El huh quedara conformado por los intervalos en donde se tiene saturacién de agua
menor al 100%. Esto se ilustra en la figura 3.77. En este caso el espesor neto
poroso con hidrocarburos es igual a hnhi+hnhe+hnhs+hnna.

Vel[%4] ‘s
100 0 Swifraccion] 1
1376 1376
£$ il
1386 1386
{ hnh2
1396 1396
! ! "
= = =veVel= 50%

—_ - = =vcVel=10% —_

E 1406 E 1406 hnb3
Intervalos g
eliminados

1416 1416 1
Formacion
arcillosa
Formacion
limpia
1426 1426 hahd
Intervalos con
Sw=100%
1436 1436 Vv

Figura 3.77. Espesor neto poroso con hidrocarburos: h,y=h, ;1 +h, s+phsthong
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La siguiente ecuacién permite calcular el espesor neto con hidrocarburos hpn:

m
hnh = hn - Z hshi 3.110
i=1

hsh: intervalo con Sw=100%
1: nimero de intervalo

Espesor neto poroso con hidrocarburos movibles (hnmm): En los temas 3.7, 3.8 y 8.9
se explico la forma en cémo se obtienen los valores de corte de Sy, R, entre otros,
partiendo del valor de corte de saturacién de aceite; por lo tanto, al determinar la
linea de corte para alguno de estos parametros es posible identificar los intervalos
en donde se tiene saturacién de aceite mayor a la saturacién residual o critica de
aceite. La suma de estos intervalos es el espesor neto poroso con hidrocarburos
movibles.

Los intervalos representados en color rosa en la figura 3.78 son los tnicos en
donde se tiene movimiento de aceite, la linea roja punteada representa el valor de
corte de saturacién de agua. Por lo tanto sélo estos se pueden incorporar a
produccion.

Cuantitativamente el hnhm se determina con la siguiente expresion:

m
Nphm = hpp _Zhshmi 3.111
i=1

hshm Intervalo con Se<So: para Sor = Soc
1: ndmero de intervalo

La tabla 3.11 resume la diferencia que se tiene desde el espesor bruto hasta el
espesor neto con hidrocarburos movibles.

Espesor Metros
hp 60.0
hn 43.5
hon 40.0
i 34.0

Tabla 3.11 Resumen de espesores determinados
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sw[fraccion]

1376

1386

saturacion
de agua

1396 \

yaamnl
i
E 1406 N \“ hnhm2
e
]
; \7
1416 \> S A
— N
]
/ / L
/ : hnhm3
/ \
1426
) :
\ ==
|}
) ,=
1436 / 1 v

Figura 3.78. Espesor neto poroso con hidrocarburos movibles: h,,,=h, i +hppmothonms
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Capitulo IV. Ejemplos de aplicacién de valores de corte en estudios de yacimientos petroleros

Introducciéon

Para poder comprender mejor la aplicacién de los valores de corte asi como el
manejo que se le da a la informacién con la que se cuenta, a continuacién se
presentan dos ejemplos, para los cuales se obtienen y aplican los valores de corte
empleando, en mayor proporcién, datos de campo. En el primer ejercicio
Unicamente se aplica el valor de corte de arcilla para formaciones limpias; ésto se
hace con el objetivo de ilustrar cémo se reduce el trabajo al evaluar una formacién
limpia a diferencia de una formacién arcillosa.

En el segundo ejercicio se realiza una comparacién entre el volumen de
hidrocarburos que se obtiene al emplear los diferentes tipos de espesores descritos
en el Capfitulo I. También se calculan todos los valores de corte a partir de un valor
de corte de flujo fraccional de agua de 60%.

Para determinar los valores de corte, en el primer caso los datos corresponde a una
arena de la edad Pennsylvanica, ubicada en la cuenca de Anadarko, USA. En el
segundo caso se utilizan registros tipo.
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4.1 Ejemplo 1

Arenisca perteneciente a la edad Pennsylvanica, ubicada en la cuenca de Anadarko
en el Condado de Woodward, Oklahoma, USA.

En las figuras 4.1 y 4.2 se representan los registros de rayos gamma, SP,
resistividad, porosidades de registro neutrén y densidad para el intervalo que va de
6510 a 6630 pies. Las muestras tomadas indican que se tienen granos muy finos

ademds de capas lutiticas delgadas.

RG[API]
SPlmv
0 150 160 [mv] 40
6510 6510 :
i
1
]
)
)
1
(]
1
1
6530 6530 !
:
(]
]
[}
[
+
,I
6550 6550 b
/
'I
)
—_ \
A g !
S 6570 'S 6570 !
< e ‘\
H
\
‘\
\\\‘
6590 6590 !
? i
\
A
\
,l
6610 6610 -
\ L
\\
1}
\}
(]
[]
1
6630 6630 :

Figura 4.1. Registros RG y SP para el intervalo 6510 a 6630 [pies]
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Aunado a los registros se cuenta con la siguiente informacién:

Formacién consolidada, areno-arcillosa
Rw = 0.05 [ohms-m7] @ T,

Distribucién de la arcilla en forma laminar

0.81
F —-—E;;—
Porosidad[%6]
30 0
6510 - 5
N A\ f/
L7 )
v
~ \
N )
6530 <
4 N
rd r \
\ -~
T3 L~
6550 N
LT
— - - - .CNL
\
\ ———FDC
6570 &
N~ ||
=t
C
SR
N\
6590 _
< ~
'-\" <\~
A T—
LT . ,
e = : - (//
6610 S
J"-’>
\ N
EEERE =
[
6630 =~ ~

Figura 4.2. Registros CNL, FDC y Dual Induccién para el intervalo 6510 a 6630 [pies]
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Anélisis:

Usando el registro de RG se identifican los valores de RGmax = 110 y RGmin = 27
CAPI], figura 4.3.

RG[API]
0 50 100 150
6510 I I
[ |
1 |
1 |
1 {
[ |
1 |
! l
6530 i I
[ |
1 |
! |
i {
I |
I ( i
! |
6550 I /> t
1 i
|
|
| |
1 | - = = RGmax
[ |
'g‘ 1 | = = = RGmin
S 6570 | }
= {
[ |
1 |
| |
1 1
I |
1 |
6590 | ::> |
i {
o= |
| |
! |
| |
1 i
I |
6610 ! - !
t |
1 1
[ |
1 |
1 |
L}
[ |
6630 !

Figura 4.3. En morado, linea base de arenas y en rojo, linea base de lutitas
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Utilizando los valores de RGmax y RGmin se calcula el porcentaje de arcilla a lo
largo de todo el intervalo empleando las ecuaciones 3.11 y 3.12, como se ejemplifica
a continuacién y en la tabla 4.1 se enlistan.

A 6530 [pies]]

77 — 27

IRG = m = 0.602[fracci(')n]

Vy = 0.33[22(0602) — 1] = 43.1[%]

A 6594 [pies]]

30 — 27

IRG = m = 0.036[fraccic')n]

V, = 0.33[22(0036) — 1] = 1.7[%]

h[pies] Irc Va[%]
6510 0.518 34.7
6520 0.675 51.1
6530 0.602 43.1
6540 0.675 51.1
6550 0.169 8.7
6560 0.277 15.5
6570 0.072 35
6580 0.096 4.7
6590 0.289 16.3
6594 0.036 1.7
6600 0.759 61.5
6610 0.349 20.6
6620 0.663 49.7
6630 0.988 96.8

Tabla 4.1. Valores obtenidos para Iy y V, a partir de las ecuaciones 3.11y 3.12
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En la tabla 4.1 se resumen algunos de los datos obtenidos y el total de los datos se
grafican en la figura 4.4. La linea punteada representa el valor de corte de arcilla
para formaciones limpias, en este caso de 10%, s6lo se aplica este valor de corte con
el objetivo de investigar todo el intervalo, es decir, solamente se pretende
identificar los intervalos considerados como formacién limpia y los intervalos
considerados como formacién arcillosa.

Vcl[%0]
0 50 100

6510 '

. \&

!

! )

I

{

{
6530 :

{

I

i

\/

6550

= = = ycVcl=10%
'S
3 6570
e
6590
1 <
! =
[}
! C>
6610 : —
{
i
[}
{
i
[}
6630

Figura 4.4. Aplicaci(’)n del valor de corte de arcilla para formaciones limpias
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A partir del veVe para formaciones limpias se identifican los siguientes intervalos:

Vcl[%]
0 100
6510 ~C
{
\\
N\
/
/
6530 /
/I
"
"
N
6550 [
)
~
( = = =vcVcl=10%
4 (
'3 6570
~
\’ Formacion
/ limpia
Formacion
. arcillosa
>
6590 <\
’/’
—
NN
—
—
6610 —T |
N
TN
——
—
—
.
6630 ™~

Figura 4.5. Identificacién de intervalos limpios y arcillosos

En la figura 4.5 se observa que no se descarta ningtn intervalo, atin cuando se
tienen altos porcentajes de arcilla, en la tabla 4.2 se presentan las longitudes de los

intervalos identificados.
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Longitud de Intervalo [pies]
Total 120.0
Formacién arcillosa 82.5
Formacion limpia 37.5

Tabla 4.2. Subdivisién de la longitud del intervalo total en formacién limpia y arcillosa

En los 87.5 pies de formacién limpia, identificados en color azul, se aplica la
ecuacién de Archie para calcular la saturacién de agua; para el resto del intervalo se
utiliza el modelo de Agua-Doble.

A 6530 pies se tiene un porcentaje de arcilla mayor al vcVe, por lo tanto el
procedimiento para determinar la saturacién de agua es el siguiente:

De los registros de RG, CNL y FDC se obtiene la porosidad derivada del registro
neutrén y densidad para la zona base de lutitas, figura 4.6. En la figura 4.7 se
ilustra la forma en como se obtuvo el valor de Rsh.

Porosidad[%0]

RG[API
[ ] (I)nsr = 28 ¢dsh: 6
0 50 100 150 3025 20 15 104 O

6510 ! ! 7 =

6530

6550

---.CNL
- - --FDC

6570

h [pies]

6590

6610

- 6624

6630

Figura 4.6. Determinacién gréfica de Dnsh y D dsh
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Es importante indicar que @y, @gsn ¥ Rsh son determinadas a 6624 pies, debido a
que es la profundidad en la que se tiene la maxima lectura de RG como se observa

en la figura 4.3.

RG[API] Resistividad [ohms-m]
R¢n 785
0 50 100 150 1 10 100
6510 ! ! 6510
6530 6530
6550 6550
g }
5, 6570 6570
= g
6590 6590 >
it
6610 6610 %
U RSP SOV RPN O B Y 1 -7
6630 - 6630 <
Figura 4.7. Determinacién grafica de Rgy
Q)nsh = 28%
Dgsn = 6%

Rgn = 8.5 [ohms-m]
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Con las ecuaciones 3.69 y 3.70 se calcula la porosidad corregida por presencia de
arcilla; mientras que la porosidad verdadera se obtiene con la ecuacién 3.71.

@, = 0.21 — [(0.431)(0.28)] = 8.9[%]
@4 = 0.06 — [(0.431)(0.06)] = 3.4[%]

_ 0.034+0.089
= v =

6.2[%]

Con la ecuacién 38.72 se determina la porosidad total correspondiente a la zona base

de lutitas, considerando § = 0.5.

B, = 0.5(0.06 + 0.28) = 17[%]

Con la ecuacién 3.73 se determina la porosidad total sin corregir por presencia de
arcilla.

@, = 0.062 + [(0.431)(0.17)] = 13.5[%)]

Con la ecuacién 3.74 se determina la saturacién de agua ligada a la arcilla.

~(0.431)(0.17)

— 0
b 0.135 >4:2[%]

La resistividad debida a el agua ligada a la arcilla se obtiene con la ecuacién 3.62

sustituyendo @; por Dy, -

R, = (8.5)(0.17%) = 0.245[ohms — m]

Finalmente para obtener la saturacién de agua se emplea la ecuacién 3.75. En la
tabla 4.3 se muestran todos los resultados obtenidos de Sy para el intervalo cuya
longitud total es de 82.5 pies.
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0.05 0.05 \\ 2
0.542 (12— o024t L |[0542 (12‘ 0275) 4 % — 0.542
12(0.135)2
. = 43.3[9
w 1-0.542 .

Porosidad [%6]
h[m] | Neutrén | Densidad | Riohms-m] | V. [%] | $,[%] | $q[%6] | ®[%] | d[%0] | Sp[%] | Sw[%6]
6510 21.0 4.0 11 34.7 11.3 1.9 6.6 125 | 47.2 54.4
6518 21.8 6.0 11 53.9 6.7 2.8 4.7 13.9 | 66.0 45.4
6520 21.9 6.0 10.5 51.1 7.6 2.9 5.3 140 | 62.3 47.3
6528 19.0 5.5 10.5 457 6.2 2.8 4.5 123 | 634 64.4
6530 21.0 6.0 12 43.1 8.9 3.4 6.2 135 | 54.2 43.3
6538 22.0 3.0 13 40.6 10.6 0.6 5.6 125 | 55.2 47.0
6540 21.0 4.0 12 51.1 6.7 0.9 3.8 12,5 | 69.5 55.0
6548 16.0 10.5 12 20.6 10.2 9.3 9.8 13.3 | 26.4 46.1
6550 14.0 14.0 14 8.7 11.6 13.5 125 | 140 | 10.6 40.9
6560 14.0 10.0 20 15.5 9.7 9.1 9.4 12.0 | 21.9 37.6
6590 12.0 10.0 12 16.3 7.4 9.0 8.2 11.0 | 25.1 59.3
6598 18.0 8.0 10 43.1 5.9 5.4 57 | 13.0 | 56.3 57.1
6600 20.0 6.0 12 61.5 2.8 2.3 2.5 13.0 | 80.4 54.6
6608 23.0 12.0 10 68.0 3.9 7.9 59 | 175 | 66.1 24.9
6610 9.0 14.0 20 20.6 3.2 12.8 8.0 115 | 304 38.6
6618 17.0 9.0 16 47.0 3.8 6.2 5.0 13.0 | 61.4 32.4
6620 18.0 5.0 16.5 49.7 4.1 2.0 3.1 115 | 735 44.8
6628 29.0 8.0 7.5 88.4 4.2 2.7 3.5 18,5 | 81.3 31.1
6630 26.0 5.0 7.5 96.8 -1.1 -0.8 | -1.0 | 155 | 106.2 | -59.1

Tabla 4.3. Resultados obtenidos de la interpretacién de registros geofisicos en las partes

arcillosas del intervalo 6510-6630 pies

A 6594 pies la porosidad y saturacién de agua se calculan utilizando las ecuaciones
8.71 y 3.19 respectivamente, por ser una formacién limpia.

_0.09+0.1

— 0
5 9.5[%]

_2[(0.81)(0.05)
W 1(0.0952)(45)

= 31.6[%]
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En la tabla 4.4 se presentan los resultados de porosidad y saturacién de agua para
todas las partes consideradas como formacién limpia del intervalo 6510 a 6630 pies.

9, [%0]
h[m] Neutrén Densidad R; [ohms-m] @ [%] Su[%0]
6552 12.0 12.0 16.0 12.0 41.9
6554 12.0 11.0 24.0 11.5 35.7
6556 8.0 8.0 25.0 8.0 50.3
6558 8.0 3.5 40.0 5.8 55.3
6562 14.0 15.0 17.0 14.5 33.7
6564 13.0 14.5 16.0 13.8 36.6
6566 15.0 13.0 15.0 14.0 37.1
6568 14.0 14.0 15.5 14.0 36.5
6570 10.0 15.0 16.0 12.5 40.2
6572 9.0 13.0 30.0 11.0 334
6574 9.5 2.0 40.0 5.8 55.3
6576 12.0 11.0 28.0 11.5 33.1
6578 12.0 15.0 15.0 13.5 38.5
6580 12.0 14.5 17.0 13.3 36.8
6582 11.0 10.0 16.0 10.5 47.9
6584 8.0 6.0 80.0 7.0 32.1
6586 7.0 7.0 50.0 7.0 40.7
6594 9.0 10.0 45.0 9.5 31.6

Tabla 4.4. Resultados obtenidos de la interpretacion de registros geofl’sicos en las partes

limpias del intervalo 6510-6630 pies

Los datos de saturacién de agua y saturacioén de agua ligada mostrados en las tablas
4.3 y 4.4 se grafican en la figura 4.8 para todo el intervalo. La porosidad efectiva
se grafica en la figura 4.9, al igual que la porosidad obtenida por medio de los
registros neutrén y densidad con el objetivo de comparar los resultados; lo que
lleva a concluir que el registro neutrén es fuertemente afectado por la presencia de
material arcilloso. La porosidad flucttia entre 0 y 15 %, aproximadamente, mientras
que la saturacién de agua varfa de 25 a 85 %, excluyendo algunos intervalos donde
se presentan valores il6gicos, por ejemplo, a 6630 pies se tiene Sy = -59.1%.

De las figuras 4.8 y 4.9 se concluye que se podria tener produccién de agua en
cualquier zona donde se tenga presencia de hidrocarburos correspondiente al
intervalo que va de 6510 a 6630 pies, por lo tanto se determinaran valores de corte
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partiendo de una saturacion residual de aceite y tomando en cuenta la capacidad

que se tiene para el manejo del agua en superficie.

Sw [fraccion] Sw [fraccion]
0 1 0 1
6510 5
6550
—Sw

o' —5Sb
[<5)
é 6570
| z i

6590 i \/

6630

Figura 4.8. Perfiles de saturacién de aguay de saturacién de agua ligada.

Se observa que ambas saturaciones son altas
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Porosidad[%0]

30 15 0

6510

6530

6550
--- CNL
--- FDC
6570 Porosidad
efectiva

6590

6610

6630

Figura 4.9. Comparacic’)n dela porosidad efectiva con las porosidades obtenidas por medio de registros

Para determinar el valor de corte de saturacién de agua es necesario conocer el
vcSo. Una forma de obtener un valor representativo de Sor y Swi es calcularlo a lo
largo de todo el intervalo a partir de mediciones en nicleos. No obstante al no
contar con datos de laboratorio para todo el intervalo 6510-6630 pies, en las
figuras 4.10 y 4.11 se presentan las relaciones Sor-@ y Swi-@, las cuales pueden ser
empleadas para calcular Sor y Swi a partir de datos de porosidad. Es importante

sefialar que se suponen variaciones lineales para las relaciones Sor-@ y Svwi-@ en todo
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el intervalo, ésto se realiza con el objetivo de ejemplificar la aplicacién de los
valores de corte empleando datos de campo.

\(0.015X'1
0.10

S, [fraccion]

0.01

0.01 0.1
¢[fraccion]

Figura 4.10. Variacién lineal de la relacién S,,-@

\y: 0.018x1
0.10 \

S,.i [fraccion]

0.01

0.01 0.1
¢ [fraccién]

Figura 4.11. Variacion lineal de la relacién S, ;-@

De acuerdo a las figuras 4.10 y 4.11, se tiene que las pendientes de las lineas de
tendencia son: 0.015 y 0.018, respectivamente. Estos valores se utilizan para
calcular la Sor y Swi en todo el intervalo, como se ejemplifica a continuacién:
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A 6530 pies:

Sor = 2002 _ 24.3[
or = 0062~ 2+31%]
Sui = 200 _ 591
wi — 0.062 - b [ 0]

A 6594 pies:

S 0.015 15.81%
or = 0,005~ 1>-8L%]
St = o> = 18.9[%
wi = 5005 — 1891%]

La tabla 4.5 resumen los resultados obtenidos de Sor y Swi.

h[pies] Sor[%0] Swi[%0]
6510 22.7 27.3
6520 28.5 34.2
6530 24.3 29.1
6540 39.3 47.2
6550 12.0 14.4
6560 16.0 19.2
6570 12.0 14.4
6580 11.3 13.6
6590 18.2 21.9
6594 15.8 18.9
6600 59.0 70.8
6610 18.7 225
6620 49.1 59.0
6630 -156.5 -187.8

Tabla 4.5. Resultados obtenidos de S, y S,; en el intervalo 6510-6630 pies

Los valores ilégicos de Sor y Swia 6630 pies se deben a la baja porosidad que se tiene
como consecuencia del alto contenido de material arcilloso, como se observa en la
tabla 4.3.
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El valor de corte de saturaciéon de agua se calcula de la siguiente forma, empleando
la ecuacién 3.31.

A 6530 pies
veS,, = 1 — 0.243 = 75.7[%)]
A 6594 pies
veS, = 1 — 0.158 = 84.2[%)]

Los resultados al aplicar el vcSyw se muestran en la figura 4.12. Evidentemente en
las zonas marcadas en color verde se tiene Sor, es decir solo se tendré produccién de
agua. La grafica de Sy, en la misma figura, demuestra que préacticamente en todo el
intervalo se tendra produccién de agua.

El célculo del valor de corte de resistividad verdadera parte del valor de corte de
saturacién de agua empleando la ecuacién 3.76 para la zona arcillosa. En el
intervalo de 87.5 pies, por ser formacién limpia se utiliza la ecuacién 3.80 para
estimar el valor de Ro y el vcR¢ se obtiene con la ecuacién 3.33.

Los célculos efectuados para las profundidades de 6530 y 6594 pies se resumen a

continuacion.

A 6530 pies

Con la ecuacién 3.76

0.05

0.05\\ T 0.05 \1*
.5 - 5 -
(0.135)2 {[(0_757)(1 —0.542) + 0.542 — (M)l _ [Ml }

VvcR, = = 6.755[ohms — m]

2 2

A 6594 pies
Sustituyendo la ecuacién 3.80 en 3.33 se tiene.

_(0.81)(0.05)

VCR, 0.0952

(0.842)7? = 6.328[ohms — m]
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Los resultados obtenidos al calcular vcRt¢ se presentan en la figura 4.12.

Sw [fraccion] Resistividad [ohms-m]
0.0 0.5 1.0 1 10 100
6510 = .
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// h rN
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\ 2 ]
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EmY Rl (
6550 ( ‘ 7 \
\ pad , ! AN
N ! hlY |
N P ~,3
A N =
7 N Sw ) y Rt
— swi | ---- vcRt
S 6570 f - == vesw i <
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A T iR 2=
[N )y e
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\ AN q (
\\ // 7 N =~ ——
L ; pRit
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e - =L L - - T [1HA
;—-{\ = FHFAEINE
N ﬁ L -
6630 MRl ==

Figura 4.12. Resultados de los cdlculos de vcS,, y veR,

Ahora bien, si en superficie se tiene capacidad para manejar maximo un 50% de
agua es necesario calcular el flujo fraccional de agua para poder aplicar el valor de
corte. Para determinar las permeabilidades relativas al agua y al aceite se utilizan
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las ecuaciones 4.1 y 4.2, propuestas por Jones para areniscas y arenas-arcillosas
consolidadas:

_— (SW — Swi)3 4.1
L[99 Wr »
7 10.9 — Sy

Si las viscosidades del aceite y agua son 10 [cp y 1[cp, respectivamente, el flujo
fraccional de agua se obtiene de la siguiente manera:

A 6530 pies. Con la ecuacién 4.1

0.433 — 0.291
™w = (

3
T 0391 ) = 0.008[fraccidén]

Con la ecuacién 4.2

0.9 — 0.4337° 5
k., = 10.9 —oz91l = 0.588|[fraccion]
Con la ecuacién 1.24
1 .
f, = . 1D(0588) = 0.120[fraccion]
(10)(0.008)

A 6594 pies. Con la ecuacién 4.1

0.316 — 0.189
rw = <

3
T 0189 ) = 0.004[fraccién]

Con la ecuacién 4.2

0.9 — 0.31671°
0.9 — 0.189

k., = l = 0.676[fraccion]
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Con la ecuacién 1.24

1 .
f, = . 1D(0.676) = 0.053[fraccién]

(10)(0.004)

Los resultados de los célculos de fy se presentan en la figura 4.13.

fw [fraccion]

0 1
6510 S—
———-—>_
s
|
|
|
] ] ] ] ] ]
[ i T
6530

1 ——
| | LT | | |
I I N =~ I
6550 -
<L
e
|
| == =-vcfw
|
] —fw
|

6570

h [pies]

/
}
6590 N
|
| | | : | | |
T
]
6610 \II | ] :
T T T T I
]
)
|
— ! —————
|

6630

Figura 4.13. Resultados de los célculos de f, en el intervalo 6510-6630 pies y vcf,,
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En la figura 4.13 se observa como la heterogeneidad del yacimiento provoca
fluctuaciones abruptas en el flujo de agua. Evidentemente, la dificultad se presenta
al seleccionar los intervalos productores ya que se tienen capas muy delgadas con
flujo de agua mayor al vcfy. Un analisis detallado de las figuras 4.9, 4.12 y 4.14
permite seleccionar los intervalos mas apropiados para la producciéon de
hidrocarburos a partir de dos premisas: So>Sor y tw<50%. Para poder seleccionar las
zonas productoras, el intervalo de 120 pies se subdividié en capas y para cada una
se calcularon los promedios de @, Syi, Sw, Ry, fw, vety, veSw como se muestra en las
tablas 4.6 y 4.7

S,, [fraccion]
0.0 0.5 1.0

6510
NS
AR

N
N

6530

'> -7 Sw
~
S — — = - vcSw a partir de vcSo

| — — = -vcSw a partir de vefw
6570

Swi

h [pies]

6590

S
:
6550 5/5 - \,.
2
-
(<

6610

6630

Figura 4.14. Valor de corte de saturacién de agua
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Promedios [%0]
No. De Capa | Intervalo |longitud[pies] [4) Sy S R, [ohms-m] | vcS,, [%]
1 6510-6514 4 5.3 78.5 35.5 10.8 70.4
2 6514-6602 88 8.2 48.7 31.6 18.8 73.6
3 6602-6606 4 4.5 93.7 42.6 15.5 64.5
4 6606-6624 18 6.7 36 29 14.1 76.1
5 6624-6630 6 2.1 8.2 243.8 7.2 -102.3

Tabla 4.6. Promedios de @, S, Syyi, Ry ¥ vCS,, para las 5 capas en que se subdivide el intervalo de 6510-6630 pies

Promedios [%]
No. De Capa| Intervalo |longitud[pies] [0) Sw Swi fu vef, | veSy,
1 6510-6518 8 5.03 59.8 36.9 57.2 50.0 | 56.7
2 6518-6540 22 5.5 49.2 33.5 23.0 50.0 58.3
3 6540-6558 18 9.3 48.9 22.4 51.5 50.0 | 48.1
4 6558-6596 38 10.4 40.4 19.0 30.3 50.0 48.5
5 6596-6606 10 3.6 78.6 93.5 25.8 50.0 | 101.0
6 6606-6618 12 7.5 38.0 25.8 20.2 50.0 | 555
7 6618-6630 12 3.5 20.0 174.3 16.8 50.0 | 197.1

Tabla 4.7. Promedios de @, S, Sy,i, vcfy, y veS,, para las 7 capas en que se subdivide el intervalo de 6510-6630 pies

Si se tiene la capacidad suficiente para manejar grandes volimenes de agua y
ademads la produccién de aceite es lo suficientemente basta para generar ganancias,
las capas que se toman en cuenta son 2 y 4 mostradas en la tabla 4.6, de esta forma
se tiene un espesor neto productivo de 106 pies. La capa 1 y 3 se descartan porque
Sw > vcS,,; la capa 5 se elimina por valores ilégicos de Swi, vcSw, esto como
consecuencia de presentar muy baja porosidad.

Para el caso en que la limitante sea la capacidad que se tiene en el manejo del agua
en superficie, las capas 2, 4 y 6 mostradas en la tabla 4.7 son las que se toman en
cuenta quedando 72 pies de espesor productivo. La capa 1 y 3 se eliminan porque
Sw > vcS,,; la capa 5 se elimina debido a valores ilégicos de vcSy, mientras que la
capa 7 se descarta por valores ilégicos de Syi y vcSy.
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4.2 Ejemplo 2

Se presenta un juego de tres registros geofisicos de pozos: RG, Densidad-Neutrén
y Resistividad, figuras 4.15 y 4.16, los cuales fueron seleccionados con el objetivo
de ejemplificar la aplicacién de los valores de corte asi como las variaciones que se
presentan en el célculo del volumen de hidrocarburos al utilizar los diferentes tipos
de espesores definidos en el Capitulo L.

RG[API]
0 120
2005
2010 (‘
2015 {
£, 2020
2025 L\
2030
2035

Figura 4.15. Registro de RG perteneciente a una formacién X
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Porosidad[fraccion] Resistividad [ohms-m]
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Figura 4.16. Registros de porosidad y resistividad pertenecientes a una formacién X

Utilizando la ecuacién 8.11 se calcula el indice de rayos gamma para una RGmin de
30 y una RGnax de 102; con la ecuacién 3.12 se obtiene el porcentaje de arcilla para
todo el intervalo, los resultados obtenidos se grafican en la figura 4.17.
Evidentemente, el espesor bruto, hy, abarca una extensién de 30 metros por debajo
de los 2005 metros de profundidad.
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RG[API] Val%]
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Figura 4.17.En rojo linea base de lutitas yen azul linea base de arenas

La grafica del lado derecho en la figura 4.17 presenta la variacién del porcentaje de
arcilla para todo el espesor bruto, la linea negra punteada representa un valor de
corte de arcilla de 50% para formaciones arcillosas, el objetivo de aplicar dicho
valor es identificar el espesor neto poroso, el cual estd dado como la sumatoria de
hni+hne, figura 4.18.
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Vcl[%]
0 50 100
2005 \
p
N
/ A
,}
/4/
2010 ~ A
2015 ha B
- = = vcVcl=50%
£ 2020 \4
e
= e
' A
2025 (
hn2 D
2030
\
C
=2 E
\\
2035 A

Figura 4.18. Reduccién de espesor bruto después de aplicar veV

Como anteriormente se explicé, h, = 30m; por lo tanto, después de aplicar el veVa
el espesor bruto se subdivide en 5 capas como se muestra en la figura 4.18 y en la
tabla 4.8.
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Capa Intervalo Espesor [m]
A 2005-2010 5
B 2010-2020 10
C 2020-2022.5 2.5
D 2022.5-2031.5 9
E 2031.5-2035 3.5
Total 30 ho |

Tabla 4.8. Capas en las que se divide el espesor bruto

Las capas A, C y E no se consideran en la evaluacién del yacimiento debido al alto
contenido de arcilla, no obstante, si el volumen de hidrocarburos se calcula
tomando en cuenta dichas capas, éste estard dado por:

Vi, [MMbI] = 6.289A[km?]h, [m](8)(S,) @c.y.

Para poder estimar el volumen de hidrocarburos con la ecuacién anterior es
necesario obtener la porosidad y la saturacién de aceite promedio. La porosidad
efectiva es el promedio de la porosidad derivada del registro neutrén y la porosidad
deriva del registro de densidad, ambas corregidas por presencia de arcilla.

Las porosidades correspondientes a la zona base de lutitas son @, = 0.32 y

Bash = 0.09, segtin se ilustra en la figura 4.19; de esta forma, por ejemplo:
A 2034 m. De la ecuacion 3.70
@, = 0.314 — 0.846(0.320) = 4.3[%]

Con la ecuacién 3.69

@, = 0.084 — 0.846(0.090) = 0.8[%]
Con la ecuacion 38.71

43408

— 0,
> 2.5[%]

En la tabla 4.9 se proporcionan los valores de porosidad efectiva obtenidos para
algunas de las profundidades correspondientes al espesor bruto.
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h [m]

2005

2010

2015

2020

2025

2030

2035

Tabla 4.9. Valores de porosidad efectiva para algunas profundidades en el intervalo 2005-2035m
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Figura 4.19. Valores de porosidad correspondientes a la zona base de lutitas

fraccion
h[m] Dq P )
2006.5 0.009 0.028 0.019
2012.5 0.160 0.178 0.169
2017.5 0.158 0.202 0.180
2021.5 0.113 0.112 0.112
2026.0 0.168 0.275 0.222
2030.5 0.124 0.189 0.157
2034.0 0.008 0.043 0.025
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La porosidad promedio para todo hy, se calcula de la siguiente forma:

0=

h [m]

2i=1 @
n

2005

2010

2015

2020

2025

2030

2035

Figura 4.20. Valor de resistividad correspondiente a la zona base de lutitas
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Para determinar la saturacién de agua se utiliza la ecuacién 3.23 considerando una
Ry de 0.05 ohms-m y una Rsh de 2.2 ohms-m como se indica en la figura 4.20. A
2034m se tiene que la saturacién de agua es:

~ 2/(0.81)(0.05) (0.846)(0.05)
w ™ 1(0.0252)(2.5) (0.4)(0.025)(2.2)

= 311[%]

Evidentemente no es posible tener saturacién de agua mayor al 100%, por lo tanto
para calcular la saturaciéon de agua promedio en todo el intervalo en los casos en
que se tienen valores de saturacién de agua por encima del 100% se considerara la
Sw=100%. Algunos resultados obtenidos se resumen en la tabla 4.10:

h[m] S.[%6]
2006.5 480
2012.5 100
2017.5 19
20215 36
2026.0 21
2030.5 29
2034.0 311

Tabla 4.10. Resultados del célculo de S,
La saturacién de agua promedio es:

n
o _ &=l Swi

n

wn
=
|

= 56.7%

Si se considera un drea igual a 10 km?, el volumen de hidrocarburos es:

Vp, = 6.289(30)(10)(0.126)(1 — 0.567) = 103.0[MMbl] @c.y.

Cabe senalar que Vi es el volumen de hidrocarburos que se tiene en el yacimiento
mas no el volumen producible debido a que en el yacimiento se tendrd saturacién
residual de aceite.
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En la tabla 4.11 y en la figura 4.21 se presentan las variaciones que se tiene al
calcular Vi, dependiendo del 4rea del yacimiento.

hy Area[km?] Vis[MMbl]@c.y.
Longitud [m] 30 1 10.3
(0} 12.6% 10 103.0
Sy 56.7% 50 515.2
So 43.3% 100 1030.4

Tabla 4.11. Variacién de V, en funcién del 4rea

1200
1000 //
3 800 -
® /
2 600 -
=
2,
2 400
>
200 /
0
0 20 40 60 80 100 120
A[km?]

Figura 4.21. Volumen de hidrocarburos utilizando hy, para diferentes areas

Ahora bien de acuerdo a la figura 4.18 el espesor neto poroso es:
h, =h,; +h,, =10 + 9 = 19[m]

La porosidad y saturacién de agua promedio en el espesor neto son:

10(8n,,) +9(@n,,)  10(0.158) + 9(0.192)
19 a 19

Q= = 17.41[%]
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10 (Swn,, ) + 9 (Swn,,) _ 10(0.526) +9(0.268)

= 40.37[%]

19

19

Si el drea es de 10 km? se tiene un volumen de hidrocarburos de:

Vh, = 6.289(19)(10)(0.174)(1 — 0.403) = 124.12[MMbl] @c.y.

hn
Longitud [m] 19
Porosidad 17.4%
Sw 40.4%
So 59.6%

Area[km?] Vi[MMbl]@c.y.
1 12.4
10 124.0
50 620.2
100 1240.4

Tabla 4.12. Volumen de hidrocarburos utilizando h , para diferentes areas

1400
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1200 /

1000

800 7
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/
400 pd

7

V,, [MMbl] @ c.y.

pd

200 /

0 20 40 60 80 100 120
A[km?]

Figura 4.22. Volumen de hidrocarburos utilizando h, para diferentes 4reas

En la figura 4.23 se grafica la saturacién de agua para las dos capas que tienen
menos del 50% de material arcilloso, es decir para el espesor neto (capa B y D). Se
observa que en hn: el intervalo de 2010 a 2013 m tiene saturacién de agua
practicamente del 100% por ello hyn parte de 2018 a 2020 m y hnhe = hpe.
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Sw [fraccion] Sw [fraccion]
0.0 0.5 1.0 0.0 0.5 1.0
2010 2022.5
2011 2023.5
2012
2024.5 /
2013
2025.5
2014 /
/ 2026.5
£ 2015 E,
= =
2027.5
2016
2028.5
2017
2029.5
2018 \
2019 2030.5
2020 2031.5 A\

Figura 4.23. Variacién de la saturacién de agua para las capas By D, respectivamente
Para poder estimar la saturacién irreductible de agua y la saturaciéon residual de
aceite se considera una variacién lineal en la relacién porosidad-saturacion.

Para la Swi se usa una constante de 0.029 y para la Sor de 0.021, como se observa en

las figuras 4.24 y 4.25, respectivamente.
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N

y =0.029x1

1
0.10 S

S,.i [fraccion]

0.01

0.01 0.1

¢[fraccion]

Figura 4.24. Variacién lineal de la relacién Sor—(Z)

N

wOZlX‘l
0.10 \

S, [fraccion]

0.01

0.01 0.1

¢[fraccion]

Figura 4.25. Variacién lineal de la relacién S, ;-0

El valor de corte de saturacién de agua se obtiene a partir de la Sor. Los calculos se
ejemplifican a continuacién y en la tabla 4.13 se muestran algunos de los resultados
obtenidos:

A 2015 m

Sor = 20— 13.6[%
or = o154 o0l
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Sui = 02’ _ 18 8[%]
" 0454

veS, =1 — 0.136 = 86.4[%)]

A 2025 m:

_o0o021_ . y
or = 9225 = 31%l
) _0.029_1290/
wi = 9775~ 1291%]

veS,, = 1 —0.093 = 90.7[%)]

h[m] @ [fraccién] | S,, [fraccién] | Syi[fraccion] | Sy [fraccion] | veS,, [fraccion]
2013 0.15 1.00 0.19 0.14 0.86
2015 0.15 0.30 0.19 0.14 0.86
2017 0.17 0.20 0.17 0.12 0.88
2019 0.19 0.21 0.16 0.11 0.89
2023 0.23 0.29 0.12 0.09 0.91
2025 0.23 0.19 0.13 0.09 0.91
2026 0.22 0.21 0.13 0.09 0.91
2027 0.22 0.20 0.13 0.10 0.90
2028 0.19 0.22 0.15 0.11 0.89
2029 0.17 0.22 0.17 0.12 0.88
2030 0.16 0.28 0.18 0.13 0.87
2031 0.14 0.40 0.21 0.15 0.85

Tabla 4.13. Valores de S,,, S, y vcS,, para algunas profundidades correspondientes a las capas By D

En la figura 4.26 se ilustra la reduccién del espesor neto poroso representado por
hni, la grafica de Swi demuestra que se tiene flujo de agua en todo el intervalo,
mientras que la recta de valor de corte de saturacién de agua indica que con
excepcién de, aproximadamente, 25cm por debajo de 2013m se tiene saturacién de
aceite mayor a Sor en todo el intervalo representado por huni.
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Figura 4.26. Determinacion del espesor neto poroso con hidrocarburos en la capa B

Para la capa D se tienen saturaciones de agua menores al 100%, también en esta
capa se presenta flujo de agua y de acuerdo al vcSy a lo largo de los 9 metros se
tiene So > Sor, figura 4.27. El espesor neto poroso con hidrocarburos movibles
resulta de restar al espesor neto poroso con hidrocarburos los intervalos con
saturacién residual de aceite; para este ejemplo se considera que hun = hnim; no
obstante en términos estrictos a hnni se le deben restar los 25cm donde se tiene Sor
como se observa en la figura 4.26.
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Figura 4.27. Variacién de S, de la capa D. Como se observa en esta capa h,, esigual a h,,

Finalmente, para obtener el volumen de hidrocarburos a partir del hnnm, de aqui en
adelante denominado como espesor neto productivo; de la capa B se obtiene la capa
F, que va de 2013 a 2020 m, y representa el espesor neto productivo 1, para el cual
se presentan los promedios de: saturaciéon de agua, saturacién de aceite, saturacién
residual de aceite, saturacién irreductible de agua, saturacién movible de aceite,
permeabilidad absoluta, flujo fraccional de agua y flujo fraccional de aceite; asi
como los volimenes de hidrocarburos para distintas areas, en la tabla 4.14.
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Capa F
Longitud [m] 7
Porosidad 16.9%
y 34.3% Area[km?] Vhnm [MMbl]@c.y.
S, 65.7% 1 4.0
é S, 12.5% 10 39.7
2 |s, 17.3% 50 198.3
;2 Sor 53.2% 100 396.7
Ka[m] e
f, 14.6%
f. 85.4%

Tabla 4.14.Volumen de hidrocarburos movibles, de la capa F (parte de la capa B) para distintas 4reas

Para el espesor neto productivo 2 o capa D, que va de 2022.5 a 2031.5 m, los
promedios de saturacién de agua, saturaciéon de aceite, saturacién residual de aceite,
saturacién irreductible de agua, saturacién movible de aceite, permeabilidad
absoluta, flujo fraccional de agua y flujo fraccional de aceite; asi como los
volimenes de hidrocarburos para distintas dreas se presentan en la tabla 4.15.

Capa D

Longitud [m] 9

Porosidad 19.2%

S,, 26.8% Area[km?] Vhatme[MMbl]@c.y.
s 73.2% 1 6.7
2 s, 11.5% 10 67.2
§ Sui 15.9% 50 335.9
£ [s. 61.7% 100 671.9

Ka[md] 274

f,, 9.5%

f. 90.5%

Tabla 4.15.Volumen de hidrocarburos movibles, de la capa D para distintas 4reas

El célculo del volumen de hidrocarburos producible se presenta por separado para
cada capa en las tablas 4.14 y 4.15, la saturacién de aceite utilizada es la saturacién

movible de aceite se calcula empleando la ecuacién 1.13 de la siguiente manera:

Para la capa F

Som = 0.657 — 0.125 = 53.2[%)]
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Para la capa D

S, = 0.732 — 0.115 = 61.7[%]

La suma de los volimenes de hidrocarburos producibles en los espesores I y D se

resume en la tabla 4.16 y la variacién con respecto al drea se grafica en la figura

4.28. En la tabla 4.17 se presentan la comparacién de los diferentes volimenes.

\/hnhmt[lvI M bl] @ C'y'

Area[km?] Vi [MMbI]@c.y.
1 10.7
10 106.9
50 534.2
100 1068.6

Tabla 4.16. Volumen total de hidrocarburos producibles para distintas 4reas
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Figura 4.28. Variacién del volumen de hidrocarburos producible con respecto al 4rea

Area[km?] Vi[MMblI] Vi[MMbl] Vi [MMbI]
1 10.3 12.4 10.7
10 103.1 124.0 106.9
50 515.3 620.2 534.2
100 1030.7 1240.4 1068.6

Tabla 4.17. Comparacién de los diferentes volumenes de hidrocarburos calculados para distintas 4reas
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Comparando los resultados obtenidos en el célculo del volumen de hidrocarburos se
observa que, por ejemplo, para 10 km? el volumen de hidrocarburos calculado
utilizando el espesor neto es el mayor, esto sugiere que necesariamente el volumen
total producible debe ser menor debido a que en los calculos de las capas D y I se
consideré la saturacién residual de aceite; de hecho estos volimenes serdn iguales si
en todo el espesor neto poroso se tiene saturaciéon de agua menor al 100% y ademas
So > Sor.

Especificamente en este ejemplo no se tiene mucha variacién entre Vi, y Vy, ;5 sin
embargo, ésto no significa que se puedan utilizar indistintamente ya que Vhp
siempre presentarda mayor incertidumbre de ser recuperado, debido a las
suposiciones que se toman al realizar los calculos; por ejemplo, para calcular la
saturaciéon de agua promedio se consideraron saturaciones de agua de 100% en los
intervalos donde se tenfan valores ilégicos de saturacién de agua, otro aspecto
importante es que no se tomé en cuenta la saturacién residual de aceite. Cabe
seflalar que Vy, ~ no necesarlamente debe ser menor que Vi, como qued6
demostrado en este ejercicio; la diferencia entre el valor de uno u otro dependera de
las consideraciones que se hagan al realizar los calculos asi como de la procedencia

de la informacién que se utilice.

Continuando con este ejemplo ahora se calcularan todos los valores de corte a
partir del valor de corte de flujo fraccional de agua para el intervalo representado
por hn; o capa B. En la figura 4.29 se traza la gréfica de flujo fraccional de agua
para el espesor neto poroso hne o capa D; la linea punteada en color verde
representa un valor de corte de flujo fraccional de agua de 60%, las viscosidades de
aceite y de agua son 11 y 1.1 cp, respectivamente. Como se observa practicamente a
lo largo de todo hne se tiene produccién de agua menor al 60% por lo que toda la
capa D se maneja como productora. Mas adelante se muestra la forma en como se
obtienen los valores promedio de ki, fw y f, mostrados en la tablas 4.14y 4.15.

Para hn1 o capa B se considera que la viscosidad del aceite es de 10cp y la del agua
de 1cp, las permeabilidades relativas al agua y al aceite se calculan con las
ecuaciones 3.106 y 3.107 empleando datos de saturacién de agua y de saturacién
irreductible de agua, mientras que fi se obtiene con la ecuacién 1.24. Por ejemplo:

A 2015 m:

0.30 — 0.19
w = (

3
1019 ) = 0.003[fraccién]
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0.30 - 0.19
kro = ( -

3
17019 ) = 0.628[fraccidn]

1
f, = = 4.52[%)]
| 1(0628)

10(0.003)

fw [fraccion]

2022.5

/

2023.5

2024.5

2025.5

2026.5

h [m]

2027.5

2028.5

2029.5

2030.5

2031.5

Figura 4.29. En azul yen rojo las permeabilidades relativas al aceite y al agua respectivamente para la capa D

Una vez calculado el flujo fraccional de agua para todo la capa B se trazan en una
misma gréafica los datos de fw y vctw para identificar los intervalos en donde se tiene
tw mayor al vcty, figura 4.30. El valor de corte de saturacién de agua se obtiene
fijando el vcty empleando las ecuaciones 1.24-y 3.106, es decir:
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A 2015m:
1(0628)
vekp, = —— o = 0,094
10(~95

veS,, = 0.19 + (1 — 0.19)(3/0.094) = 55.75[%]

fw [fraccidn]

0.0 0.5 1.0
2010 y
|
]
2011 :
I
|
2012 :
'
|
2013 : fw [fraccion]
: 0.0 0.5 1.0
2014 ”L,/// 2014.5 =
|
[}
E 2015 e il '
= i 2015.5 f
| |
| / | S S C E krw
2016 ! !
I 2016.5 ! . kro
} |
| } —fw
2017 ! | e
| 2017.5 ! vetw
1 |
| |
2018 , i
| 2018.5 :
|
| |
2019 i ,
! 2019.5 :
|
2020 ! !

Figura 4.30. Reduccién del espesor del cuerpo B al aplicar el valor de corte de flujo fraccional de agua

La saturaciéon de agua y el valor de corte de saturacién de agua para la capa B se
muestran en la figura 4.31.
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Figura 4.31. Reduccién del espesor del cuerpo B al aplicar el valor de corte de saturacién de agua

El valor de corte de resistividad verdadera se obtiene al despejar Rt de la ecuacién

de Fertl y Hammack y sustituyendo R: por vcRt y Sw por vcSy, los resultados

obtenidos se muestran en la figura 4.32.

A 2015 m:

(0.81)(0.05)

vcR; =

0.1542 (0.557 +

(0.293)(0.05)

200

(0.4)(0.154)(2.2)

)

> = 3.85[ohms — m]
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Resistividad [ohms-m]
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Figura 4.32. Reduccién del espesor del cuerpo Bal aplicar el valor de corte de resistividad

El valor de corte de porosidad se obtiene al despejar de la ecuacién 3.23 la
porosidad y sustituyendo @ por vc@ y Sy por vcSy, los resultados obtenidos se
muestran en la figura 4.33.

A 2015 m:

_ 1 (2](0.81)(0.05) (0.293)(0.05)\
wo= L TR s o m R 0

201




Capitulo IV. Ejemplos de aplicacién de valores de corte en estudios de yacimientos petroleros

Porosidad[fraccion]
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Figura 4.33. Reduccién del espesor del cuerpo B al aplicar el valor de corte de porosidad

Para estimar la k. en la capa B y D se utiliza la ecuacién 3.44 empleando datos de
porosidad corregida por presencia de arcilla y de saturacién irreductible de agua. El

valor de corte de permeabilidad se obtiene al sustituir en la ecuacién 3.44 @ por

vc@ y ka por vcka, por ejemplo:

A 2015 m:
3\ 2
ka = 62500 m = 2369[mD]
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vck, = 62500

3\ 2

0.188

= 0.634[mD]

Los resultados de permeabilidad absoluta y valor de corte de permeabilidad

absoluta para la capa B, se muestran en la figura 4.34.
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Figura 4.34. Reduccion del espesor del cuerpo B al aplicar el valor de corte de permeabilidad

La movilidad del aceite se determina con la ecuacién 3.48. A 2015 m:

0.628

_ -1
o 10 0.063[cp™ ]
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Empleando la ecuacién 3.104 se determina el valor de corte de movilidad de aceite

sustituyendo A, por vcA, y f,, por vcf,,.

A 2015 m:

A —(0'003)(1 1)—0002 -
veho =\ 71 )\gg — 1) = 0002l

Los resultados de A, y vcA, calculados para la capa B, se grafican en la figura 4.35.

Movilidad [cp]

0.00 0.05 0.10
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2014 000 005 0.10
20145
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2017 ( - - - VA,
> 2017.5
2018 /
( 20185
2019 )
< 20195 \
2020

Figura 4.35. Reduccion del espesor del cuerpo Bal aplicar el valor de corte de movilidad

204



Capitulo IV. Ejemplos de aplicacién de valores de corte en estudios de yacimientos petroleros

La aplicacién de los valores de corte, determinados a partir de la capacidad que se
tiene en superficie para manipular el agua, hace que la capa B se reduzca en 4.5m
quedando un espesor de 5.5m con posibilidades de producir hidrocarburos,
manejando un flujo fraccional de agua menor a 60%. Los valores promedio de fy, fo
y ka se calculan de la siguiente forma:

Para la capa D:
_OYf,
fw == Tl == 95[%]

f, =1—0.095 = 90.5[%)]

Yk,
k, = “T"" = 274[mD]

Para la capa G, es decir el intervalo cuya longitud es de 5.5m, y va de 2014.5 a
2020m.

YL f,
F, ==L = 6.6[%]
n

f,=1—-0.066 = 93.4[%]

ok,
k, = ==—" = 70[mD]

Por ultimo, bajo el criterio de que el maximo flujo fraccional de agua debe ser de
60%; las capas que cumplen con dicha restriccién son la capa D de 9 metros de
longitud y G cuya longitud es de 5.5 metros, sumando en total 14.5 metros de
espesor. Lo anterior se esquematiza en la figura 4.36 y en la tabla 4.18 se
presentan los valores promedios de Sy, Sor, entre otros. En la tabla 4.19 se resumen
los calculos de varios parametros y sus valores de corte para la capa B.

205




0s petroleros

t

yacimien

6n de valores de corte en estudios de

caci

Capitulo IV. Ejemplos de apli

SR

g v e e e e Qe

W i n n h ok d f A n A

2005

2035
Figura 4.36. Intervalos con posibilidades de producir flujo de agua menor al 60%

Tabla 4.18. Caracteristicas de las capas Dy G
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fraccion ohms-m | fraccién mD cp-1

h[m] | Sw | Kew | Kro | fw |vefy |VESy| VCR; vco Ka veka Ao Vel
2010.0(1.00/0.99|0.00(1.00| 0.6 |0.26 | 114 0.43 1.89 5978.59 | 1.0E-08 | 6.6E-01
2010.5(/0.99(0.96|0.00(1.00| 0.6 [ 0.24 | 119 0.50 3.86 | 18011.43 | 3.0E-07 | 6.4E-01
2011.0(1.01|1.02|0.00(1.00| 0.6 | 0.23 | 12.6 0.55 475 | 33143.11 | 0.0E+00 | 6.8E-01
2011.5/0.96(0.84|0.00(1.00| 0.6 [ 0.26 | 11.1 0.45 3.86 9733.99 | 1.9E-05 |5.6E-01
2012.0/0.97/0.89|0.00(1.00| 0.6 | 0.23| 125 0.55 7.03 | 35086.29 | 5.5E-06 |5.9E-01
2012.5(1.00/1.00|0.00(1.00| 0.6 | 0.17 | 21.3 0.99 49.36 | 1956644.36 | -2.8E-11 | 6.7E-01
2013.0(1.00/1.00|0.00(1.00| 0.6 | 0.19| 21.2 0.80 18.88 | 447471.34 | 0.0E+00 | 6.7E-01
2013.5/0.61/0.14|0.11{0.93| 0.6 | 0.38 6.7 0.27 51.09 833.60 1.1E-02 | 9.6E-02
2014.0/0.53|0.08|0.18|0.82| 0.6 | 042 | 6.0 0.21 | 39.37 159.09 | 1.8E-02 |5.5E-02
2014.5/0.49/0.05|0.25(0.66| 0.6 | 0.46 5.5 0.16 22.59 31.32 2.5E-02 | 3.3E-02
2015.0(0.30{0.00 | 0.63|0.05| 0.6 [ 0.56 | 3.8 0.08 | 23.69 0.63 6.3E-02 | 2.0E-03
2015.5/0.34|0.00|0.62 [ 0.05| 0.6 | 0.57 4.7 0.08 6.06 0.26 6.2E-02 | 2.2E-03
2016.0|0.22/0.00|0.84 (0.00| 0.6 | 0.58 3.0 0.06 59.04 0.15 8.4E-02 | 1.3E-04
2016.5(0.18 {0.00|0.96|0.00| 0.6 [ 0.60 | 2.9 0.05 | 55.00 0.04 9.6E-02 | 1.8E-06
2017.0/0.20/0.00|0.89(0.00| 0.6 | 0.59 3.0 0.06 61.91 0.09 8.9E-02 | 4.0E-05
2017.5(0.19/0.00(0.91|0.00| 0.6 [ 059 | 2.9 0.06 | 81.99 0.08 9.1E-02 | 1.7E-05
2018.0|0.20|0.00|0.86 [ 0.00| 0.6 | 0.58 2.9 0.06 89.91 0.14 8.6E-02 | 7.6E-05
2018.5(0.22{0.00(0.80(0.00| 0.6 | 0.57 | 3.3 0.07 | 76.93 0.27 8.0E-02 | 2.7E-04
2019.0/0.21/0.00|0.82(0.00| 0.6 | 0.57 2.9 0.07 |106.17 0.26 8.2E-02 | 1.9E-04
2019.5/0.22|0.00|0.75(0.01| 0.6 | 0.56 2.8 0.08 |202.35 0.84 7.5E-02 | 5.3E-04
2020.0(0.23|0.00/0.80|0.00| 0.6 | 0.58| 3.1 0.07 | 59.04 0.21 8.0E-02 | 2.3E-04

Tabla 4.19. Valores calculados de varios pardmetros y sus valores de corte para el intervalo 2010-2020 m

En el ejemplo 1, la aplicacién del valor de corte de arcilla para formaciones limpias
permitié subdividir todo el intervalo en formacién limpia y formacién arcillosa; la
importancia de la aplicaciéon de este valor de corte radica principalmente en la
reduccién del trabajo que debe realizarse, si se evaltia una formacién limpia en vez
de una formacién arcillosa; esto qued6 demostrado, en los intervalos considerados
formacién limpia, para los cuales solo se usaron como maximo dos ecuaciones para
determinar los valores de corte, mientras que en el caso de intervalos arcillosos el
ntimero de ecuaciones y célculos se incrementé considerablemente.

En el ejemplo 2, se demostré que para eliminar intervalos donde tiene saturacién
residual de aceite basta con aplicar un solo valor de corte después de haber aplicado
el valor de corte de arcilla. Es importante sefialar que los procedimientos
empleados en la determinacién de los valores de corte son aplicables a nivel de
pozo, esto permitié calcular todos los valores de corte; como se pudo observar, con
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cualquier valor de corte diferente al de arcilla se eliminan los mismos intervalos
cuya saturacién de aceite es menor o igual a la saturacién residual de aceite. No
obstante, es necesario indicar que si se tiene como limitante la produccién de agua,
la aplicacién del valor de corte de flujo fraccional de agua provocara que el espesor
neto productivo disminuya; en este caso, después de aplicar el valor de corte de
arcilla se tenfan 19 m de espesor, una vez determinados los valores de corte a partir
de la Sor el espesor se redujo a 16m y finalmente al aplicar un valor de corte de flujo
fraccional de agua quedaron 14.5 m.
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CONCLUSIONES

La determinacién y aplicacién de valores de corte de pardmetros petrofisicos en el
estudio de yacimientos petroleros, contribuye significativamente en la produccién
rentable de hidrocarburos, como se evidencié a lo largo de los cuatro capitulos de la
presente Tesis. Esto sucede debido a que en el proceso de caracterizacién de
yacimientos, los valores de corte son una herramienta fundamental para ubicar y
seleccionar las capas productoras. No obstante, los valores de corte no se limitan
tnicamente al proceso inicial de explotacién, ya que debido a que algunas
caracteristicas del yacimiento se modifican conforme se explota, los valores de corte
poseen un caracter dinamico y por lo mismo pueden ser aplicados tanto al inicio de
la produccién del yacimiento como durante todas las etapas de su explotacién; sin
embargo, existen pardmetros considerados valores de corte para los cuales es
factible trabajar desde un punto de vista estatico.

Los valores de corte de arcilla, porosidad y permeabilidad absoluta pueden ser
empleados de forma estdtica; estos dos ultimos debido a que no sufren variacién
significativa en su magnitud durante la vida productiva del yacimiento.

Los procedimientos descritos se enfocan a la determinacién de valores de corte para
yacimientos cuya litologfa los clasifica como de areniscas o areno-arcillosos; en caso
de que la litologfa cambie, por ejemplo si se trata de carbonatos, los procedimientos
son similares, lo Ginico que cambia son los modelos y correlaciones por aplicar.

Existen otras metodologias para el mismo fin; la seleccién entre un método u otro
depende de varios factores, entre los cuales se pueden mencionar: la informacién
disponible ya sea de campo o de laboratorio, el margen de error que se tiene para el
calculo de los valores de corte, el tiempo en el que se desea obtener resultados,
entre otros.

Para determinar el tipo de formacion; es decir, limpia, arcillosa y sin posibilidades
de contener hidrocarburos, el primer valor de corte que se debe aplicar en un
yacimiento es el de arcilla. Bastard con otro si la finalidad Gnicamente es identificar
intervalos con saturacién de aceite mayor a la saturacién residual. Sin embargo, en
algunas ocasiones es necesario la aplicacién de més de dos valores de corte; por
mencionar, si en una formacion se utiliza el valor de corte de porosidad se eliminan
intervalos con saturacién de aceite menor o igual a la saturacién residual y con el
valor de corte de flujo fraccional de agua se pueden eliminar intervalos con alto
flujo de agua atin cuando su saturacién de aceite sea mayor a la saturacién residual.
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El valor de corte de flujo fraccional de agua es de gran importancia cuando se
consideran condiciones econémicas y/o operacionales ya que indica el porcentaje de
agua maxima que puede ser manejada en superficie, de esta manera se marca el fin
en un proceso de recuperacion secundaria por inyeccién de agua o en un proceso de
recuperacién primaria. Incluso durante la caracterizacién del yacimiento, la
aplicacion de este valor de corte permite descartar intervalos en los que se tendra
alta produccién de agua.

En la simulacién de yacimientos, la utilizacién de los valores de corte elimina
volimenes de roca que no contribuyen significativamente a la producciéon de
hidrocarburos, lo cual maximiza la eficiencia y reduce el tiempo de procesamiento
de datos en los equipos de cémputo, obteniendo mejores resultados en la prediccién
del comportamiento del yacimiento.

De acuerdo al anédlisis que se realiz6, se definieron cuatro tipos de espesores
aplicables en el estudio de la caracterizacién del yacimiento. La utilizacién de uno u
otro depende de las caracteristicas que se desean evaluar. Evidentemente, para
calcular el volumen original de hidrocarburos se requiere conocer el espesor neto
poroso; sin embargo, el espesor neto poroso con hidrocarburos movibles es el que
se emplea al estimar el volumen de hidrocarburos que presenta altas probabilidades
de ser recuperable y su determinacién resulta de la aplicaciéon de valores de corte.

Finalmente, la repercusién que se tiene al aplicar valores de corte, se refleja en la
maximizacién econémica de los yacimientos petroleros.

RECOMENDACIONES

* Determinar los valores de corte desde un enfoque basado en un modelo de
administracién integral del yacimiento; de esta forma se obtienen resultados

més aproximados al evaluar el yacimiento.

* Obtener los valores de corte considerando las caracteristicas del yacimiento ain
cuando no sea rentable producir, por ejemplo 10% de aceite y 90% de agua, ya
que si conforme se desarrolle el campo mejora la infraestructura para el
procesamiento del agua es posible incorporar los intervalos que en un principio
no eran atractivos.

* Actualizar propiedades como porosidad, permeabilidad, saturaciones, entre
otros, a medida en que se explota el campo ya que se cuenta con mayor
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informacién; de hecho, el yacimiento se conoce con mayor precisién cuando
termina su etapa de explotacién. Si bien la informacién que se obtiene ya no
sirve para utilizarse en el mismo yacimiento, puede emplearse para ajustar los
modelos que permiten determinar los valores de corte o para elaborar nuevos
modelos y aplicarlos en yacimientos similares.

Determinar todos los valores de corte, debido a que si se comprueba la
continuidad lateral de los estratos, éstos pueden ser aplicados a nivel de
yacimiento; por citar un ejemplo: si para el pozo A se obtienen todos los valores
de corte y para los pozos B y C se tienen los registros de porosidad y
resistividad, respectivamente; entonces, el valor de corte de porosidad y el valor
de corte de resistividad calculados para el pozo A pueden aplicarse en los pozos
B y C con bastante precision.

* Tomar en cuenta la variacién que sufren todos los pardmetros considerados
valores de corte, atin cuando ésta no sea muy significativa.
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ANEXOS

Anexo A. Procedimiento para determinar valores de corte en formaciones
limpias (yacimientos de aceite bajosaturado).

Primero. Empleando algtn registro de litologfa o a través de andlisis en
nucleos calcular el porcentaje de arcilla a lo largo del intervalo de interés
para identificar las zonas que pueden ser evaluadas con los modelos
propuestos para formaciones limpias al aplicar el valor de corte por arcilla.

Segundo. Obtener el exponente de tortuosidad, el exponente de cementacién y
la resistividad del agua de formacién. Para esto se grafican los datos de
tactor de formacién contra porosidad a partir de mediciones en nucleos. Al
trazar la linea de tendencia se tiene que la pendiente de la recta es el factor
de cementacién y la ordenada al origen es el exponente de tortuosidad. La
Ry se mide directamente en una muestra de agua de la formacién.

Otra alternativa es utilizar los valores propuestos tanto para a como para m
de acuerdo al tipo de formacién que se tiene en caso de no contar con
nucleos para realizar el analisis. Rw se puede calcular por medio del registro
SP o empleando correlaciones de salinidad, densidad y temperatura del agua.

Tercero. Obtener el exponente de saturacién. Una forma de obtenerlo
consiste en realizar la gréfica de indice de resistividad contra saturacién de
agua, la cual se obtiene midiendo la resistividad de un ntcleo saturado 100%
con agua Ro, ademds se mide la resistividad verdadera R: para diferentes
saturaciones de agua. La pendiente de la linea de tendencia trazada
representa el exponente de saturacién, n. También se pueden utilizar los
valores propuestos para n de acuerdo al tipo de formacion.

Cuarto. Determinar el valor de saturaciéon residual de aceite y saturacién
critica de aceite, empleando algiin método de campo o de laboratorio, por
ejemplo como se indicé en el tema “Determinacién de la saturacién de aceite
(So)”. El mayor de estos valores representa el valor de corte por saturacién

de aceite.

Quinto. Determinar el valor de corte de saturacién de agua con la ecuacién
3.31.

Sexto. Determinar un valor de R, representativo de todo el yacimiento.

Séptimo.  Calcular el valor de corte de resistividad verdadera empleando la
ecuacién 38.33 o a partir de la correlacion Re-Sy.
Octavo.  Obtener el valor de corte de porosidad con la ecuacién 3.37 o

graficamente con la correlaciéon @-Sy o @-Rs, para ello es necesario fijar el
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valor de corte de saturacién de agua o el valor de corte de resistividad
verdadera.

Noveno. El valor de corte de permeabilidad absoluta se determina con la
correlacién k.-@ elaborada por medio de mediciones en ntcleos. Si no se
cuenta con nucleos para realizar las mediciones se pueden emplear las
correlaciones k.-@ elaboradas por diferentes autores.

Décimo.  Como se indicd, en este tipo de yacimientos no se tiene valor de
corte de movilidad y el valor de corte de flujo fraccional de agua es 1 debido
a que es el Unico caso en que no se presenta flujo de aceite; sin embargo, ésto
es sin considerar condiciones tanto econémicas como operacionales.
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Anexo B. Procedimiento para determinar valores de corte en formaciones
arcillosas y heterogéneas limpias (yacimientos de aceite bajosaturado).

Primero. Usando el Registro de Rayos Gamma, SP o Espectroscopia de
Rayos Gamma calcular el porcentaje de arcilla a lo largo del intervalo de
interés.

Segundo. Aplicar el vcVa para eliminar las zonas sin posibilidades de producir
hidrocarburos como consecuencia de la distribucién y contenido de material
arcilloso. La distribucién de la arcilla puede conocerse a través de andlisis de
una muestra de la formacién en laboratorio.

Tercero. Obtener el valor de corte de saturacién de aceite para todo el
intervalo identificado en el segundo punto; éste estd dado por la saturacién
residual de aceite o saturacion critica de aceite en caso de ser mayor a Sor.

Cuarto. Con la ecuacién 3.31 se calcula el vcSy.

Quinto.  Seleccionar el método mas apropiado para determinar el vcR:
tomando en cuenta la distribucién del material arcilloso en la formacién asi
como los registros con los que se cuenta. Si se utiliza la expresién 3.63 es
necesario calcular Rsn empleando conjuntamente los registros de litologfa y
resistividad. La Ry se obtiene a partir del registro SP, correlaciones de
salinidad, densidad y temperatura del agua o en laboratorio.

Sexto. Calcular el ve@ empleando alguna correlacién @-Sy, @-R: o @-Sw-Rg
en caso de seleccionarse la tercera correlacién solo debe fijarse un valor de
corte ya sea vcSw o veRe. En la figura 3.51 se esquematiza el procedimiento a
seguir para determinar el valor de corte de porosidad a partir de la
correlacion @-Sy-R: representada por la ecuacion 8.78.

Séptimo.  Para determinar el vcka, primero se mide la permeabilidad absoluta
a lo largo de todo el intervalo, para ello se emplea la correlaciéon k.-@
calibrando con datos de laboratorio, la porosidad debe corregirse por
presencia de arcilla. En seguida se determina la curva de corte de
permeabilidad a lo largo de todo el intervalo utilizando la misma correlacién
ka-@ usada para calcular la permeabilidad absoluta, en este caso la porosidad
se sustituye por valor de corte de porosidad.

Si el ve@ se determiné para ser aplicado directamente en las lecturas
arrojadas por el registro de porosidad, también es necesario corregir por
presencia de arcilla.

Octavo.  No se fija valor de corte de movilidad porque la viscosidad del aceite
esta implicita en el calculo de Sor; y al no considerar condiciones econémicas
ni operacionales vcfy es 1.
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Anexo C. Procedimiento para determinar valores de corte considerando

condiciones econdmicas y/o operacionales en yacimientos de aceite.

Fijar el valor de corte de flujo fraccién de agua o el valor de corte de flujo fraccional

de aceite.

Primero. Formaciones limpias homogéneas

a)

a)

b)

Calcular vcSy correspondiente a vcty. Mediante un anélisis en
laboratorio se determina la mojabilidad de la roca con la
tinalidad de conocer el proceso (drene o imbibicién) por medio
del cual se construira la curva de presién capilar, la curva de
altura sobre el contacto agua-aceite asi como el calculo de las
permeabilidades relativas.

Con la ecuacién 1.28 o 1.24 se obtiene la curva de fy y
combinédndola con la curva de altura sobre el contacto agua-
aceite se determina el vcSy a partir del vcty; de la misma forma
se puede obtener la altura sobre el contacto a la cual
corresponden dichos valores.

Calcular el veA de aceite o de agua sustituyendo en la ecuacién
3.104 el vcfw.

Los valores de corte de resistividad verdadera, porosidad y
permeabilidad se determinan de acuerdo al procedimiento para
determinar valores de corte en formaciones limpias-

homogéneas para yacimientos de aceite bajosaturado.

Segundo. Formaciones heterogéneas-limpias o arcillosas

0

Dependiendo de la litologfa del yacimiento usar alguna
correlacién para calcular la saturacién de agua en todo el
intervalo empleando la informacién proporcionada por los
registros geotisicos de pozos.

La saturacién irreductible de agua o la saturacién residual de
aceite se estiman a partir de datos de porosidad.

Calcular las permeabilidades relativas al agua y al aceite
empleando las correlaciones que més se ajusten a las
caracteristicas del yacimiento.

Si se desprecian los efectos capilares y gravitacionales calcular
tw con la ecuacién 1.24 ya sea para una viscosidad de aceite
constante o variable en todo el intervalo.
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g)

h)

Elaborar la gréfica flujo fraccional de agua contra profundidad,
ahf mismo trazar la linea de corte de flujo fraccional de agua, la
cual es considerada constante.

El vcSy se obtiene al combinar la ecuacion de fy con las
ecuaciones utilizadas para determinar las permeabilidades
relativas.

Los valores de corte de Ry, @ y k. se determinan segtn se
indica en el procedimiento para determinar valores de corte en
formaciones arcillosa y heterogéneas de aceite bajosaturado.
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