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RESUMEN

En este proyecto de grado, se logro la descripcion de una formacion productora
por medio de la aplicacion del método de conductividad hidraulica (HC), a partir de
registros de potencial espontaneo, gamma ray, porosidad neutrénica, porosidad de
densidad y datos obtenidos a partir de nucleos.

Para lograr una descripcion acertada acerca de la formacion productora, se debe
filtrar la informacion recolectada de los pozos, es decir, escoger cuales son los
datos de registros y que combinacion de estos son las que mejor representan las
condiciones de la formacion productora. Luego de haber filtrado los datos, se
deben corregir los registros y los datos de nucleos para tener mayor confiabilidad,
ya que en la mayoria de los casos y debido a la presencia de shale se obtienen
lecturas erroneas.

Inicialmente, se toman los datos recopilados para utilizarlos en el método de
conductividad hidraulica; se utilizan los datos de porosidad y de permeabilidad al
igual que los registros de potencial espontaneo y gamma ray para hallar las
unidades de conductividad hidraulica, sus respectivos coeficientes de regresion y
a qué grupo de facies pertenecen; posterior a esto, se procede a calcular el
diametro efectivo hidraulico, luego se procede basados en las unidades
hidraulicas, el diametro hidraulico efectivo, la porosidad y los coeficientes de
regresion, se aplica el método de iteracion de Gauss-Newton para obtener los
coeficientes de regresion y el diametro hidraulico efectivo para cada unidad con

sus respectivos parametros de “@” y “b”, para luego ser implementados en la
correlacion propuesta para estimar la permeabilidad del yacimiento.

Por ultimo se validan los resultados de permeabilidad calculados con los obtenidos
originalmente por la base de datos, para verificar que tienen una aproximacion lo
mas confiable a lo que se tiene en la formacién productora.
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INTRODUCCION

En ingenieria de yacimientos, para desarrollar cualquier proyecto, ya sea para un
campo petrolero en sus primeras etapas, en el area de recobro secundario,
recobro terciario, o la implementacion de estos en la primera etapa de produccion,
es necesario tener una buena descripcion del yacimiento; pero esta descripcion es
un punto crucial a la hora de hacer una representacion lo méas real posible, puesto
que es muy dificil ver como es el flujo de fluidos en el medio poroso y la
interaccion que hay en el sistema roca-fluido, la geologia de la roca reservorio, la
composicidon mineralégica y distribucion petrografica. Por consiguiente, todas
estas propiedades, tanto fisicas como quimicas juegan un papel muy importante
en el momento de describir un yacimiento que permita generar un modelo que sea
lo mas real posible; ya que si estas propiedades no estan bien definidas podrian
generar errores y variaciones que perjudicaran el desarrollo de cualquier proyecto
en el area de yacimientos.

Muchos autores, en su interés por incursionar en esta area acerca de la petrofisica
y la geologia, han desarrollado una serie de correlaciones que permiten hacer
predicciones principalmente petrofisicas de la roca reservorio. Pese a todo, no es
suficiente limitarse solo al uso de correlaciones, es necesario integrar a este
proceso de caracterizacion otro tipo de datos y herramientas como los registros
de pozos, datos obtenidos a partir de nucleos, y estados mecénicos de los pozos,
para lograr generar un modelo que me represente de forma fidedigna el
yacimiento en estudio y su estado, de tal forma que me permita desarrollar
proyectos con objetivos y metas muy acertadas que nos permitan lograr la mayor
productividad de un campo petrolero.
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1. ASPECTOS TEORICOS EN LA DESCRIPCION DE YACIMIENTOS

1.1 PERMEABILIDAD:

La permeabilidad, (K), es la capacidad de una roca o medio poroso de permitir el
flujo de fluidos; la permeabilidad es controlada por el tamafio de los poros y la
distribucion espacial. Es comun que la permeabilidad aumenta con el aumento de
porosidad, sin embargo, existen rocas poco porosas con alta permeabilidad y
viceversa, esto debido a capilares, canales o fracturas. Algunas rocas reservorio
de composicién calcarea, poseen alta permeabilidad debido a que poseen
fracturas naturales o canales originados por fendmenos de disolucion calcarea. Se
distinguen tres tipos de permeabilidad:

1.1.1 Permeabilidad Absoluta (Ka):

Se define como la capacidad de flujo de fluidos cuando la roca reservorio esta
100% saturada de un solo fluido. Esta es una propiedad intrinseca de la roca
independiente del fluido que fluye a través de ella.

1.1.2 Permeabilidad Efectiva (Ke):

Se refiere a la permeabilidad obtenida cuando dos o mas fluidos no miscibles
se encuentran presentes en el medio poroso. La permeabilidad efectiva indica
cuan permeable es la roca con respecto a uno de los fluidos contenidos, por lo
tanto resulta ser una funcion directa de la saturacién de fluidos y siempre es
menor que la permeabilidad absoluta, dado que la presencia de varios fluidos
reduce el tamafo del espacio disponible para el flujo de cada uno de ellos. Por
tanto, si uno de los fluidos presentes en el medio poroso no pudiese fluir, la
permeabilidad efectiva de la roca para este seria cero.

1.1.3 Permeabilidad Relativa (Kr):

Es la relacién existente entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad
absoluta para un fluido especifico. Se expresa en fraccion o porcentaje y nunca
supera la unidad (1 6 100%). Es comun emplear curvas de permeabilidades
relativas vs saturacién de fluido mojante para determinar la movilidad de los
fluidos dentro del medio poroso. La cantidad de fluido fluyendo, no es un
resultado exclusivo de la permeabilidad relativa, depende también de la
viscosidad del fluido.

La unidad empleada para la medida de permeabilidad es el Darcy (D). Un Darcy
es la permeabilidad obtenida por el flujo de un centimetro cubico por segundo
(cm®seg) de un fluido con una viscosidad de un centipoise (cp) a través de un
area de seccion transversal de un centimetro cuadrado (cm?) y bajo un gradiente
de presién de una atmoésfera por centimetro (atm/cm). En la practica, un Darcy
resulta ser una medida demasiado grande, por lo cual se acostumbra emplear el
milidarcy (mD).
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El rango de permeabilidad de las formaciones productoras es extremadamente
amplio, varia desde permeabilidades de menos de 0.1 mD hasta permeabilidades
por encima de los 10.000 mD. El limite inferior de permeabilidad permitido para
gue un pozo se considere comercial depende de diferentes factores como: tipo de
formacion, espesor de la formacion, tipo de produccion del pozo (gas o aceite),
saturacion de agua, presion de la formacion, viscosidad de los hidrocarburos,
precio de los hidrocarburos entre otros.

La tabla 1, muestra una clasificacion de la permeabilidad de los reservorios de
petrdleo y gas en términos cualitativos:

K (mD) CLASIFICACION
1-15 Mala a regular
15-50 Moderada
50-250 Buena
250-1000 Muy buena
>1000 Excelente

Tabla 1 - Permeabilidad de reservorios de petréleo y gas’

1.2 POROSIDAD:

Se define como la capacidad de una roca de contener fluidos y se expresa
mediante la relacidon entre el volumen poroso y el volumen total de la roca. En las
rocas sedimentarias la porosidad depende de la textura de la roca, orientacion,
grado de seleccién, empaquetamiento, grado de compactacion y la forma de
distribuciéon del cemento dentro de los poros. La porosidad se puede clasificar
segun la ingenieria o la geologia.

1.3 CLASIFICACION DE LA POROSIDAD SEGUN INGENIERIA

Desde el punto de la contribucion de la porosidad a la produccién de fluidos y de
acuerdo a la interconexion del volumen poroso debido a que en el proceso de
sedimentacién de la roca reservorio, esta pudo haber sufrido procesos de
cementacion o compactacion, que generé un aislamiento de los poros. La
porosidad se puede clasificar en porosidad absoluta y efectiva:

1.3.1 Porosidad Absoluta:

Es la relacion del volumen total de poros (comunicados y no comunicados)
entre el volumen total de la roca del yacimiento. En algunos casos hay rocas
con una porosidad considerable, pero la conductividad de fluidos de esta es
baja o nula.

! Dresser Atlas, “Well Logging and Interpretation Techniques” 1982
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1.3.2 Porosidad Efectiva:

Es la relacién del volumen total de poros intercomunicados entre el volumen
total de la roca. En este caso, se tiene en cuenta la capacidad de flujo de la
roca; esta se ve afectada en su gran mayoria por factores litoldgicos.

1.4 CLASIFICACION GEOLOGICA DE LA POROSIDAD

Esta clasificacion se hace de acuerdo al origen de la porosidad, si esta pudo
haberse generado en la sedimentacion, o si se generd por procesos posteriores a
la sedimentacién como la diagénesis, catagénesis, o por campos de esfuerzos.

1.4.1 Porosidad Primaria:
Llamada también “porosidad intergranular”, constituida por los espacios vacios
que quedan entre los granos durante la depositacion de los sedimentos.

1.4.2 Porosidad Secundaria:

Formada después de la depositacién por un proceso geoldgico artificial, como
consecuencia de fracturas (naturales o artificiales), o por disolucion calcarea.

1.5 PERFIL DE DENSIDAD:

El perfil de densidad de formacion es primordialmente un indicador de porosidad y
constituye una de las herramientas mas valiosas en la evaluacion de formaciones.

1.5.1 USOS DEL PERFIL DE DENSIDAD

La herramienta de densidad de formacion se usa en pozos abiertos, perforados
con cualquier tipo de herramienta de lodo; en combinacion con otras herramientas
de porosidad, ademas de estimar la porosidad, tiene las siguientes aplicaciones:

- Determinacion litolégica.

- Determinar tipo de fluidos polares.

- Evaluar areniscas arcillosas y litolégicas complejas

1.5.2 DETERMINACION DE LA POROSIDAD

La densidad total, p,, de una formacion limpia es la suma ponderada de las
contribuciones de la densidad de la matriz y de la densidad del filtrado del lodo:

pp = Bps+ (1 — B)pmg EC.1

Despejando la porosidad del perfil de densidad, se obtiene:

14



_ Pma-Pbp

= EC.2
Pma-Pr

Dp

Donde;

Pma = densidad de la matriz, constante para cada tipo de roca (CJ#)

ps = densidad del fluido de lodo (C%)

pp = densidadtotal del perfil de densidad (C:l;g)

En la tabla 1 se muestran las densidades para diferentes matrices.

MATRIZ () DENSIDAD ( gr/cm®)
Arenisca, arenas, cuarzo 2.65
Areniscas calcareas 2.68
Calizas 2.71
Dolomitas 2.87
Lignito 1.4-19

Tabla 2 - Densidad de matriz de las principales litologias?

El promedio entre la porosidad de densidad, @,, y la porosidad neutronica, @y, se
puede calcular a través de la siguiente ecuacion:

O+ 0y

EC.
> C.3

D4

El célculo anterior sirve para determinar la porosidad efectiva mediante la
siguiente ecuacion:

®.=(1+Vsh)@, EC.4
Donde;

Vsh = volumen de shale

1.6 PERFIL NEUTRONICO:

Los perfiles neutronicos fueron los primeros en usar fuentes radioactivas para
determinar la porosidad de formaciones permeables. Después de que aparecio la
herramienta de densidad de formacién, la herramienta neutronica fue utilizada en

2Camargo Puerto, J. A. < Introduccién a la interpretacion de perfiles de pozo abierto” 2008
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combinacion con esta para identificar zonas gasiferas y para corregir las
mediciones de porosidad obtenidas en reservorios arcillosos.

1.6.1 USOS DEL PERFIL NEUTRONICO

La herramienta neutronica se puede correr en cualquier tipo de pozo, abierto o

revestido, lleno con lodo base agua o con lodo base aceite. El perfil neutronico se

usa para:

- Determinar porosidad.

- Identificar reservorios con gas en combinacion con el perfil de densidad.

- Determinar el volumen de shale en combinacién con el perfil de densidad.

- Evaluar litologias complejas en combinacion con los perfiles de densidad y
soénico.

1.6.2 EFECTO DE LOS HIDROCARBUROS

El indice de hidrogeno de un gas es muy bajo en relacion al del agua, por tanto la
presencia de gas residual en la zona lavada, produce una porosidad neutronica
muy baja.

En zonas gasiferas, la porosidad neutrénica se puede determinar de forma

aproximada, si ademas del perfil neutrénico se dispone del perfil de densidad,
aplicando la siguiente ecuacion:

By’ — Bp°
@N_Dz % EC.5

Donde,

@y = porosidad neutronica

@p = porosidad de densidad

1.7 PERFIL DE RAYOS GAMMA:

El registro de rayos gamma, GR, mide la resistividad natural en la formacion y
puede ser usada para identificar litologias y para correlacionar zonas.

1.7.1 USOS DEL PERFIL DE RAYOS GAMMA
Los usos principales para este perfil, es determinar topes de formaciones y hacer

correlaciones litologicas entre pozos, estimar el contenido de shale en los
reservorios y delimitar la calidad de la roca reservorio en los yacimientos.
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También permite definir cambios de facies en los ambientes sedimentarios a partir
de la tendencia y forma del perfil.

1.7.2 CALCULO DE VOLUMEN DE SHALE

Debido a que el shale es mas reactivo que las arenas y los carbonatos, por eso los
registros de rayos gamma pueden ser usados para calcular el volumen de shale
en los poros de los reservorios. El volumen de shale se expresa como un
porcentaje el cual es llamado Vg, Este valor puede ser aplicado a las arenas
arcillosas.

El célculo de rayos gamma es el primer paso necesario para determinar el
volumen de shale del registro rayos gamma.

GRyog — GRoy
lon = Gr—p EC.6
max min

Donde,
I;r = indice de rayos gamma

GRLog = lectura de rayos gamma en la formacion

GR i, = rayos gamma minimo (arenas limpias de carbonatos)
GR,,qx = Tayos gamma maximo (shale)

Luego, conociendo el indice de rayos gamma “IGR” se estima el volumen de
shale, aplicando segun el grado de consolidacién de la roca.

Para rocas jovenes, de bajo grado de consolidacion de edad Terciaria:
Vi = 0.083[23706R) — 1] EC.7

Para rocas antiguas, consolidadas de edad pre-Terciaria:
Ven = 0.33[2206R) — 1] EC.8
Donde;

I;r = indice de rayos gamma
Vsh = volumen de shale

En una primera estimacion del “Vg,”, cuando no se conoce aun la relacidon entre el
indice de rayos gamma y el volumen de shale es recomendable usar una relacion
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lineal de la reactividad, es decir, que el indice de rayos gamma sea igual al
volumen de shale:

IGR - VSh EC9
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2. FUNDAMENTOS BASICOS

2.1. METODO CONVENCIONAL

Para la construccién de modelos de simulacion representativos del yacimiento y
una administracion eficaz de este, es necesario el conocimiento y la distribucion
de la porosidad y la permeabilidad ya que estas propiedades constituyen un factor
critico en la descripcion del yacimiento. Varios autores® han sefialado la
importancia de estos parametros para la planificacion de estrategias en
programas de inyeccion de agua y futuras construcciones de modelos de
simulacion en determinados campos. La distribucion de la permeabilidad y la
porosidad se determinan generalmente a partir de datos nucleos de los pozos; sin
embargo la mayoria de los pozos no han sido corazonados ya que esta es una
operacion muy costosa. Debido a esta restriccion, la permeabilidad se estima a en
las secciones sin corazonar de los pozos, relacionando la permeabilidad frente a
la porosidad que se han desarrollado a partir de conjuntos de datos estadisticos.
En zonas sin corazonar, la permeabilidad se calcula empiricamente a partir de
registros derivados de porosidad mediante la ecuacion.

logk=a¢p+b EC.10

Pese a estas afirmaciones, no hay las suficientes bases tedricas que fundamenten
la grafica tradicional de logaritmo de permeabilidad frente la porosidad. Al graficar
la ecuacién anterior para un set de datos, se tiene que la porosidad es
independiente de la variacion litologica de la roca, en contraste, la permeabilidad
depende fuertemente del tamafio del grano.

2.2 METODO DE UNIDAD HIDRAULICA DE FLUJO (HFU)

El concepto de HFU muestra la clasificacion segun la relacion entre la
permeabilidad y la porosidad en funcién del tamafio y geometria del poro, dicho
concepto se basa en la ecuacién de Kozeny* y Carmen®.Asumiendo que la roca
del yacimiento consta de tubos capilares no conectados.

La calidad hidraulica de la roca, esta influenciada por la geometria del poro y a su
vez por la petrofisica de la roca. Cambios significativos en la mineralogia nos
indican la existencia de diferentes unidades de rocas con similares caracteristicas
en la garganta del poro; la determinacion de este parametro es fundamental para

¥ Shirer, J.A., et al, Stiles, J.H. et al, and Chopra, A.K.”Application of Field-Wide Conventional Coring in the
Jay-Little Escambia Creek Unit”JPC (December 1978)

*"Kozeny.J.: “Uher Kapillare Lcitung des Wassers im Boden, Sitzungsherichte."Class | (1927).

Carmen.P.C: "Fluid Flow through Granular Beds," Alche (1937)
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una zonificacion eficaz del yacimiento dentro de unidades hidraulicas (HU) con
similares propiedades. La clave para determinar las unidades hidraulicas y las
respectivas relaciones de permeabilidad-porosidad, es el radio de unidad
hidraulica promedio (rmn).

Area seccion transversal

T, = EC.11

Perimetro mojado

Segun el estudio de Kozeny y Carmen, considera que la roca del yacimiento esta
compuesta de un haz de tubos capilares no conectados donde el radio del tubo
capilar es igual a:

T
Tmn =5 EC.12

Este radio puede ser relacionado con el area por unidad de volumen del grano
(Sgv) Y la porosidad efectiva ¢, de la siguiente forma:

Sqv = %(1 zbeqb) - r,,lm (1 iqbeqbe) EC.13

La ecuacién de Poisseuille para el flujo en “n” tuberias circulares es:

_ n(mr*)AP £C.14
¢= 8ulL '
cm?3 dinas
Donde,Q—T, L=cm, AP_cm_z’ u=cp
La ecuacidon de Darcy que se utiliza para el flujo laminar:
k(A.)AP
=< EC.15

Considerando la relacion del area especifica de la roca, Kozeny y Carmen
establecidas mediante la ley de Darcy® y de Poisseuille’ y relacionando el caudal
(Q) de la ecuacion (14) con la ecuacion (15), y despejando la
permeabilidad obtenemos;

® “Permeability prediction base on capillary model” SPE 141122-STU.(September 2010)
7« Permeability prediction base on capillary model” SPE 141122-STU.(September 2010)
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_ n(mr®)

EC.16
84,
Sustituyendo la ecuacion (12) en la ecuacién (16),
o= = ﬁ(f)z — et EC.17
o8tz 2t2\2) T 212 '

En esta relacion entre la porosidad y la permeabilidad se considera que el tiempo
de viaje de un fluido en un tubo capilar es igual a la de un REV (volumen
representativo primario). Remplazando la ecuacion (13) en la ecuacion anterior se
obtiene la siguiente relacion:

_ ¥ 1
k=g |72, EC.18

Y en su forma mas generalizada como:

¢e 1
k= EC.19
(1 - ¢e)2 Esrzsgzv

Donde la permeabilidad esta en pm?, ¢, en fraccion, y el termino Fs es el factor de
forma. El término Fst® se conoce como la constante de Kozeny y segun estudios
tiene un amplio rango de variacion (5 — 100), lo que dificulta la prediccion de la
permeabilidad; sin embargo diversos estudios encontraron que esta constante
varia para diferentes unidades hidraulicas, y para una unidad su valor es
constante.

Para simplificar el uso de la ecuacion (19), se divide en ambos lados por ¢, y se la
aplica raiz cuadrada obteniendo:

\/7 [1 B ¢e \/FS(TSgV)

El lado izquierdo de la ecuacion se simboliza por el RQI (indice de Calidad del
Reservorio), usado como una ordenada de la grafica del método de HFU. Para
dejar la ecuacién en unidades campo con una permeabilidad en mD, entonces el

RQI se define por:
K
RQI = 0.0314 EC.21
e

EC.20
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El RQI, es la relacion que hay entre la permeabilidad y la porosidad, pero que a la
vez depende de la distribucién y tamafio de la garganta del poro, ya que en
distintos sectores del yacimiento se puede tener igual porosidad pero diferente
permeabilidad; suele presentarse en unidades de campo con una permeabilidad
en mD, y se denota como (k/®)°*. Las variaciones en los atributos geométricos de
los poros define la existencia de distintas zonas o unidades hidraulicas (HU), con
similares caracteristicas de flujo de fluidos (Amaefule et al., 1993). El RQI esta en
funcion de la relacion volumen de poros y el volumen de grano (®z).

La abscisa de la grafica del método HFU, se define como indice de porosidad
Normalizado, es la relacion entre el volumen del poro y el volumen de grano ¢, ;

b, = (1 (_/)eqbe) EC.22

El indicador de zona de flujo (FZI) de la roca es la parte que representa el tamafio
de poro y la geometria. El parametro estd fuertemente influenciado por otros
pardmetros tales como la tortuosidad (t), area interna por unidad de volumen de
grano (Sgy), Y el factor de forma (Fs), todos los cuales son muy dificiles de predecir
y son propios de cada litologia. Las unidades del FZI son las micras (um). Cabe
resaltar que en el método de unidades hidraulicas de flujo HFU, las muestras que
tengan similares valores de FZI tienen un tamafio de poro y geometria similar.

1 ROQI
FZI = = EC.23
JFs(ts) 9
Estableciendo la ecuacién de forma logaritmica como:
logRQI = logg, + logFZI EC.24

Asi, en una grafica log-log de todas las muestras correspondientes a RQI frente
¢, con valores similares de FZI se veran representadas sobre una linea recta con
pendiente igual a la unidad. Por otra parte las muestras con valores diferentes a
FZI se encuentran integradas en otras lineas paralelas. El valor de la constante
FZI puede determinarse directamente a partir de la interseccién de la linea con
pendiente igual a la unidad ¢, = 1.

Una vez hemos obtenido las muestras correspondientes a FZI, estamos en
capacidad de determinar intrinsecamente las propiedades petrofisicas de una
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unidad hidraulica, a su vez de forma directa podremos determinar la permeabilidad
del reservorio mediante la ecuacién propuesta por Amaefule®.
03

— Ve

2.3. METODO DE CONDUCTIVIDAD HIDRAULICA (HC)

Este trabajo presenta un método novedoso, es decir, el método de conductividad
hidraulica (HC), el cual es un resultado de la evaluacion del método HFU, por lo
gue se espera que los ingenieros sean capaces de aumentar la precision en el
establecimiento de la correlacion entre la permeabilidad y la porosidad,
especialmente para las formaciones donde predomine los tipos de rocas
areniscas.

El FZI es un parametro estructural del poro que tiene en cuanta la tortuosidad y el
area de superficie especifica y tiene la misma unidad que la permeabilidad. Dos
muestras de roca pueden tener los mismos valores de conductividad, pero el
régimen de los granos que forman las muestras y la distribucion de tamafio de
poro es lo que puede ser significativamente diferente, dando como resultado una
diferencia considerable en la permeabilidad.

El método de HC ha sido en primer lugar introducido en el estudio de Permadi® y
otros, se muestra que la permeabilidad estd fuertemente relacionada con la
porosidad y la potencia efectiva del diametro hidraulico del poro (du),

k= (a)(@)(d}) EC.26

Para el modelo capilar de un medio poroso, la permeabilidad se puede escribir
como (Scheidegger’®, 1957):

k = (1014)(C)(93) EC.27
Donde C es la conductividad hidraulica.

Combinando la ecuacion (26) con la ecuacion (27) resulta en:

8<Amaefule et al, 1993.

? Permadi, P. “An Investigation of the Interrelation Among Pore Throat, Surface Area, Permeability, and
NMR Log Data,” Final Study Report of ITB.2004
19 Scheidegger, A. E. “The Physics of Flow through Porous Media,” University of Toronto Press.1957
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(a)(dR)

=~ -7 EC.2
A CUDID €28
La ecuacion 28 puede ser modificada en forma logaritmica asi:
2 1 1014(C)
logdy = E(log@) + b—log — EC.29

En la grafica Log- log entre dy y @, todos los datos que tienen la geometria y la
estructura de poro constante tienen una pendiente de 2/b. De lo contrario, la
geometria 'y la  estructurade  poro se encuentran en otras  lineas
paralelas diferentes.

2.3.1 Aplicacion del desarrollo del método de HC

En primer lugar, una gréfica transversal de (k/®)*°vs C, obtenidos a partir de la
modificacién de la ecuacién (27) para convertirse en la ecuacion (30) mediante los
conjuntos de datos de permeabilidad y de porosidad de la roca del reservorio.

k

R CTGTICD

EC.30

Entonces, con base a caracteristicas de registro de rayos gamma, potencial
espontaneo y resistividad, también pueden ser catalogados como un grupo de
facies (FG) que consta de diferentes tipos de ambientes sedimentarios.

La unidad de permeabilidad actual (kact) esta en mD y la unidad de porosidades en
fracciones. Un valor inicial de “a” y “b” se toman con base en una ecuacion
desarrollada en el estudio que realiz6 (Permadi, et al., 2004), es decir, con el valor
de “a” de 20.464 y de “b” de 1.646. La porosidad y el dy se trazan en las gréaficas

Log-Log con dy como la ordenada y porosidad como la abscisa.

El método de conductividad hidraulica se realiz6 mediante el calculo del valor de
diametro de poro hidraulico efectivo (dy), basado en la ecuacion. (26) con una
permeabilidad disponible y los conjuntos de datos de porosidad para convertirse
en:

1 1

ditry = ((ak)“ﬁf = ((20:2%)@ EC.31

El siguiente paso consiste en clasificar de modo que algunos puntos tiendan a
caer sobre una de las unidades de conductividad hidraulica (HCU), que agrupa las
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lineas que se desarrollan con base en el método comun, es decir, la gréfica entre
la permeabilidad frente al nUmero de muestras mostradas.

Es obvio que existe la posibilidad de que los datos de puntos se pueden agrupar
para formar diferentes categorias para que estas también puedan representar el
namero de HCU. Entonces, los conjuntos de datos, totalmente agrupados en cada
linea de HCU representados en una grafica, se utilizardn para calcular los valores
de los parametros “a” y “b”. Por ejemplo, los conjuntos de datos de permeabilidad
y de porosidad de facies de cada grupo se utilizan para calcular el diametro
hidraulico de poro efectivo dy con el valor de “a” de 20.464 y “b” como 1.646, por lo
que esta suposicion inicial de dy se abrevia como dwyy Y le da una grafica log-log

de duiry VS @ .

Luego, basandose en lo anterior, puede ser calculado que la relacion de dyy ¢
puede ser hecha como:

logdy = m(log®) + logy EC.32
logy = logdymax) EC.33
logdy = m(log®) + logdyax) EC.34
dy = 10mUeg®+logdnamax) EC.35

Donde "y’ es la interseccion con la ordenada de la grafica Log-Log entre dy vs o,
"m” es la pendiente de la grafica Log-Log entre dy vs @, duwmax) €s el dy maximo
para la gréfica Log-Log entre dy vs ¢. Entonces, la permeabilidad con cada
estimacion inicial de “a”, “b”, y dy se pueden derivar y se muestra en la ecuacion.
(31):

k = (@)(9)(10° (g0 +ogduaun)) EC.36

El método de Gauss-Newton se aplica para obtener el valor de “a”, “b”, y dy para
cada conjunto de datos de permeabilidad y porosidad. La iteracion se desempefia
hasta que sus valores son lo suficientemente convergentes con la diferencia entre
el valor ultimo y el anterior igual a 0,01% que indirectamente representa la
diferencia entre la permeabilidad del nucleo actual y la permeabilidad calculada a
partir de la ecuacion. (36) que es inferior del 1%.

Ahora, supongamos que la estimacion inicial de duirymax €S de 25 para todos los
conjuntos de datos agrupados sobre las lineas de la unidad de flujo representadas
en la grafica. A continuacién se desarrollara el método de Gauss Newton;
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oh __Oh ofi of,

da 0dyy (MAX) da da
T _ y
7' X7 = af, of, X of, of, EC.37
da  ddyirymax) 0duerymax)  0Qutrymax)
Ak - kact - kcorr EC 38
A
[ ¢ ] = [(@T) x (D] % [(Z7) x (AK)] EC.39
AdHtry(MAX)
a, a Aa
[dHtry(MAx)l] - [dHtry(MAX)O] + [dHtry(MAX)] EC.40
Donde:
% = (Q) x 10b(m(109®)+logdytry(MAx)) EC.41
_ Y @xb)x (@82, 0 X (8¢70) EC.42
adHtry(MAX) Hery(MAX)

La iteracion se repite hasta que Aa, Aduirymax), Ay, Y Ak dan valores convergentes.
Posteriormente, este método de Gauss Newton se realiza de nuevo para otros
valores de "b” dentro del rango del,5 a 2,5,para cada valor adicional de “b” de
0.01 hasta que el resultado mas convergente con el menor valor de Ak es
obtenido.

Los valores de “a” y “b” se basan en la diferencia minima de permeabilidad (Ak)
entre la permeabilidad actual (ka) y la permeabilidad obtenida por el método de
HC (keorr) de los dos puntos que estan exactamente en linea de cada unidad de
flujo.

El calculo de HC para todos los puntos con “a” y “b” en la grafica Log-Log entre dy
y @ representan todas las zonas a producir una grafica Log-Log entre el valor
calculado de dyy ¢ que se basa en cada ambiente sedimentario.
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3. EVALUACION Y ANALISIS DE LOS METODOS

3.1 RECOPILACION DE LA INFORMACION DEL AREA DE INTERES

La informacion requerida para la aplicacion de las metodologias en este
documento son las siguientes:

- Datos de perfiles de rayos gamma, densidad de la formacién y neutrénico de
los pozos™.

— Maediciones de porosidad, permeabilidad, volumen de arcillas, espesor total y
espesor neto de los intervalos a evaluar, (En total 1200 datos).

— Estados mecéanicos de los pozos.

3.1.1 INFORMACION GEOLOGICA DEL AREA DE ESTUDIO

La formacion productora de hidrocarburos esta constituida por tres miembros
geoldgicos: superior, medio e inferior; para correlacionar estas formaciones, se
utilizo como marcador el miembro superior de esta informacidén ya que segun la
litologia de las rocas se presenta un cambio facil de identificar entre las calizas y
arcillas de la formacion anterior a esta y las areniscas del miembro superior.

La unidad superior esta conformada principalmente por areniscas y unas pocas
intercalaciones de lutitas. Esta unidad estad dividida en dos subdivisiones, la
superior 1y la superior 2.

La unidad medio, estd compuesta principalmente por lutitas y pequefas
intercalaciones de calizas.

La unidad inferior, esta conformada por secuencias de areniscas y lutitas pero los
intervalos de estas secuencias son variables a través de esta unidad.

Cabe resaltar que las unidades con mayor prospeccion de hidrocarburos son las
unidades inferior y superior, debido a que estan constituidas principalmente por
rocas almacén como las areniscas.

3.2 APLICACION DEL METODO CONVENCIONAL
El método convencional consiste en generar una grafica semi-log donde se

relacionen los datos de permeabilidad con respecto a los de porosidad de la
formacion productora de hidrocarburos. La grafica obtenida es la siguiente:

1 Vidal, Eduardo e Izquierdo, Luis. “Metodologia para la correlacién de porosidades medidas en nucleos con
porosidades de perfiles” 1995. Tesis de grado.
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PERMEABILIDAD vs POROSIDAD
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Grafico 1 - Relacién Porosidad-Permeabilidad de la formacion productora de
hidrocarburos.

Como podemos observar, la relacidon entre permeabilidad y porosidad no presenta
una tendencia clara que permita caracterizar la formacion, ya que esta solo nos
muestra dos nubes de puntos y no permiten hacer un estudio claro de la formacion
y sus diferentes litologias.

3.3 APLICACION DEL METODO HFU.

Este método ademas de aplicar la misma relacion que el método convencional, se
incorpora los parametros “indice de calidad del yacimiento” (RQIl) que me indica la
relacion entre la porosidad efectiva y la permeabilidad de la formacion; y el “indice
de zona de flujo” (FZI) que tiene en cuenta la tortuosidad, superficie de area por
unidad de volumen de grano y el factor de forma de la formacion, (ver
procedimiento del método HFU, en el numeral 2.2 de este proyecto).
Adicionalmente, se utiliza para una mejor descripcion de la formacion la
distribucion del tipo de roca (DRT) que a partir de los valores continuos, calculados
de FZI son sometidos a una manipulacion matematica derivada de técnicas
geoestadisticas.

DRT = Redondeo[(2Log(FZI)) + C] 12 EC.43

12 |rvan Rahmawan, Yusni Aditiah, Akbar Kurniawan, Tri Firmanto, Jati Priyantoro, and Ezzat E. Gomaa,”
Estimating Permeability in Uncored Wells Using Modified Flow Zone Index” SPE122490. August 2009.
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Donde C es una constante que depende de la distribucién normal de los datos de
FZI que generalmente tiene un valor de 10.6.

RESULTADOS DE LAS REGRESIONES PARA EL METODO HFU PARA LA RELACION
PERMEABILIDAD Vs. POROSIDAD
COEFICIENTE DE
DRT REGRESION TIPO DE REGRESION
DRT 12 0,2123 LINEAL
DRT 13 0,6693 POTENCIAL
DRT14 0,8869 POTENCIAL
DRT 15 0,9441 POTENCIAL
DRT 16 0,9933 POTENCIAL
DRT 17 0,9987 POTENCIAL
DRT 18 0,5026 LOGARITMICA

Tabla 3 - Resultados de las regresiones para el método HFU para la relacion
Permeabilidad vs. Porosidad

Como podemos ver en el grafico 2 y en la tabla 3, mediante el modelamiento de
redondeo DRT con C= 10.6, se identificaron 10 unidades hidraulicas de flujo para
la formacion productora de hidrocarburo, pero al generar las regresiones para
cada una de ellas, se observé que algunas no se ajustaban a las regresiones
potenciales (DRT12- DRT18), y las otras (DRT10-DRT19-DRT20), no cumplian
con los suficientes datos para una mejor caracterizacion del yacimiento, por esta
razén no se tendran en cuenta como (HFU), lo cual nos indica que solo obtuvimos
5 unidades hidraulicas de flujo para nuestra formacion de interés.

El grafico 3, nos representa una gréfica log-log de todas las muestras
correspondientes a RQI frente ¢, con valores similares de FZI que se veran
representadas sobre una linea recta con pendiente igual a la unidad, lo cual nos
indica que para nuestra formacion productora obtuvimos 5 (HFU), ya que los
valores de la regresion (DRT12-DRT18) son muy bajos, esto se asocia a que
estos datos pertenecen a la unidad medio de la formacién donde los valores de
porosidad y permeabilidad son bajos, y por consiguiente no las catalogamos como
unidades hidraulicas para nuestro yacimiento. El valor de la constante FZI puede
determinarse directamente a partir de la interseccion de la linea con pendiente
igual a la unidad ¢, = 1. Por otra parte las muestras con valores diferentes a FZI
gue no se encuentran integradas en otras lineas paralelas tales como (DRT10-
DRT19-DRT20), no las podremos catalogar como unidades hidraulicas de flujo.
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3.4 PLANTIAMIENTO DE MEJORA DEL MODELO (HFU), PARA NUESTRA
FORMACION PRODUCTORA.

Como modelo de investigacion para nuestro proyecto nos enfocamos en un punto
importante, dando una mejora significativa en el desarrollo del método de
unidades hidraulicas de flujo para nuestra formacion productora de hidrocarburo.
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POROSIDAD vs PERMEABILIDAD
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Gréafico 2 - Relacion Porosidad vs. Permeabilidad para la formacién productora de hidrocarburo por el

método HFU
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METODO HFU
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Gréfico 3 - Relacién indice de calidad del yacimiento vs. Porosidad normalizada para la formacion

productora de hidrocarburo.
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3.5 REFORMA EN LA CONSTANTE C=10.6, PARA EL MODELO DE
REDONDEO DRT, EN NUESTRA FORMACION DE PRODUCTORA.

De acuerdo con la Ec. 43, la constante C, nos indica que este parametro depende
de los datos de distribucion normal de los datos de FZI para cualquier tipo de
yacimiento de petrdleo a nivel mundial, donde usualmente tiene un valor de
C=10.6.

Nuestro punto de vista nace en representar un valor diferente de la constante
C=10.6, para nuestra formacién de interés, puesto que desglosando el significado
que tiene cada tipo de yacimiento con respecto a los valores de FZI, no podemos
concluir que sus caracteristicas tales como la tortuosidad, superficie de area por
volumen de grano y su factor de forma sean iguales para cualquier tipo de
yacimiento de petroleo.

La metodologia utilizada para el calculo de la nueva constante fue desarrollada a
partir de los datos de FZI para nuestra formacion productora y mediante el empleo
del software DMS de la compafifa Halliburton®® para la interpretacién de modelos
estadisticos de distribucién normal; dio como resultado la nueva constante con un
valor de 9.85843 (C= 9.85843).

La aplicabilidad de esta nueva constante se puede ver representada en las tablas
4y 5 vy graficas 4 y 5, dando como resultados favorables en las regresiones de
tipo potencial para cada una de las unidades hidraulicas de flujo del yacimiento.

PERMEABILIDAD VS POROSIDAD
C=10.6 C=9.85843
DRT REGRESION DRT REGRESION
DRT 12 0,2123 LINEAL DRT 11 0,9986 POTENCIAL
DRT 13 0,6693 POTENCIAL DRT 12 0,8822 POTENCIAL
DRT14 0,8869 POTENCIAL DRT 13 0,8893 POTENCIAL
DRT 15 0,9441 POTENCIAL DRT14 0,9284 POTENCIAL
DRT 16 0,9933 POTENCIAL DRT 15 0,9865 POTENCIAL
DRT 17 0,9987 POTENCIAL DRT 16 0,9987 POTENCIAL
DRT 18 0,5026 LOGARITMICA DRT 17 0,655 LINEAL

Tabla 4 - Comparacién de los valores de regresion para la nueva constante del
método de redondeo DRT, para cada HFU.

13 Landmark “Decision Management System™ (DMST™) Softwar” Halliburton.
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Como podemos ver en el grafico 4 y en la tabla 4, mediante el modelamiento de
redondeo DRT con C= 9,85843, se identificaron 11 posibles unidades hidraulicas
de flujo para la formacién productora de hidrocarburo, al representar los
coeficientes de regresion para cada una de ellas, se observa que la HFU (DRT17)
no se ajusta a las regresion potencial, y las otras (DRT10-DRT11-DRT18-DRT19-
DRT20), no cumplian con los suficientes datos para una mejor caracterizacion del
yacimiento, por esta razén no se tendran en cuenta como (HFU), lo cual nos indica
que solo obtuvimos 5 unidades hidraulicas de flujo con una mejor caracterizaciéon
en su coeficiente de regresion para nuestra formacion de interés.

METODO HFU
C=10.6 C=9.85843
DRT REGRESION DRT REGRESION
DRT 12 0,9901 LINEAL DRT 11 0,9973 POTENCIAL
DRT 13 0,4761 POTENCIAL DRT 12 0,7785 POTENCIAL
DRT14 0,793 POTENCIAL DRT 13 0,7959 POTENCIAL
DRT 15 0,8996 POTENCIAL DRT14 0,8724 POTENCIAL
DRT 16 0,9854 POTENCIAL DRT 15 0,9707 POTENCIAL
DRT 17 0,9972 POTENCIAL DRT 16 0,997 POTENCIAL
DRT 18 0,0543 LOGARITMICA DRT 17 0,2935 LINEAL

Tabla 5 - Comparacién de los valores de la nueva constante para cada unidad
hidraulica del método de HFU.

El grafico 5, nos representa una grafica log-log de todas las muestras
correspondientes a RQI frente ¢, con valores similares de FZI, lo cual nos indica
que para nuestra formacién productora obtuvimos 5 (HFU), ya que los valores de
la regresion (DRT18) son muy bajos, esto se asocia a que estos datos pertenecen
a la unidad medio de la formacion donde los valores de porosidad y permeabilidad
son bajos. La HFU (DTR11) a pesar de que tiene un valor de regresion alto, no
nos registra datos suficientes para su caracterizacion, por consiguiente no las
catalogamos como unidades hidraulicas para nuestro yacimiento.

Las muestras con valores diferentes a FZI que no se encuentran integradas en

otras lineas paralelas tales como (DRT10-DRT19-DRT20), no las podremos
catalogar como unidades hidraulicas de flujo.
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PERMEABILIDAD vs POROSIDAD C=9.85843
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Grafico 4 - Relaciéon Porosidad vs. Permeabilidad, con C= 9.85843 para el método HFU.
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METODO HFU C=9.85843

10
y=17.466x09332 Y= 10.532x9:3422
R%=10.9707
772y = 9.4603x10776
e R>=0.8724
1 ~ y=5.1174x10212
R%2=0.7959
g = 1.1128
« y = 1.1509x0-4383 Gxl0s72 Y= 2.7627x"
R?=0.2935 785 R%=0.9973
0.1 (8) 5 = :
m A .
X
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Gréfico 5 - Relacion indice de calidad del yacimiento vs. Porosidad normalizada para una C= 9.85843, para el
meéetodo  HFU.
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3.6 APLICACION DEL METODO DE CONDUCTIVIDAD HIDRAULICA (HC)

En el aflo 2004 se desarrolld6 una nueva técnica para caracterizar un yacimiento
de una forma mas precisa; este documento presenta un modelamiento novedoso,
es decir, el método de conductividad hidraulica (HC), el cual es el desarrollo del
resultado del método de unidades hidraulicas de flujo (HFU).

Partiendo en base al modelo de tubo capilar implementado en el método de HFU,
el proposito del modelo de conductividad hidraulica es generar una mejor
caracterizacion litologica de la estructura y geometria de la roca, a partir de la
determinacion del valor del didmetro hidraulico del poro (d,) ya que este

parametro afecta fuertemente la permeabilidad, al igual que la las constantes “a” y
“b”, (ver procedimiento en el numeral 2.3 de este proyecto.)

Procedemos a realizar una grafica semi-log de la permeabilidad con respecto al
namero de muestras, identificando 7 unidades hidraulicas basandose en el
cambio de pendiente del conjunto de datos graficados, ver grafico 6, pag. 45.

De este grafico podemos observar que las unidades de conductividad hidraulica
(HCU-1 y HCU-2) presentan los valores de permeabilidad mas altos que se
encuentran en el yacimiento, lo que las hace las unidades de mayor relevancia por
su capacidad de flujo de fluidos. Las unidades HCU-3 y HCU-4 poseen
caracteristicas muy similares ya que hay un leve incremento que las diferencia.
Las unidades de conductividad hidraulicas (HCU-5, HCU-6 y HCU-7) son las que
tienen valores de permeabilidad por debajo de los 100 md (bajas permeabilidades
en el yacimiento) y las tres poseen caracteristicas hidraulicas distintas debido a
sus pendientes.

3.7 CARACTERIZACION LITOL(’)’GICA DE NUESTRA ZONA PRODUCTORA
DE HIDROCARBURO PARA EL METODO (HC)

Luego de haber identificado las posibles unidades de conductividad hidraulicas en
nuestra zona productora de hidrocarburo, se da inicio a la caracterizacion litolégica
de los 7 canales conductivos hidraulicos presentes en nuestro yacimiento, (ver
grafico 7 y tabla 6). Se puede apreciar que todos los canales presentan una
pendiente de 0.5 por ciclo indicando conductividades similares, las
conductividades estan agrupadas de acuerdo a los registros de gamma ray y los
datos tabulados del volumen de shale, porosidad y diametros hidraulicos del poro
de nuestra zona productora.

- Conductividad Hidraulica (CH-1): Nos representa un medio de baja
porosidad con un porcentaje de shale alto, lo que me indica una distribucion
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hidraulica del poro baja y a su vez una capa laminar pronunciada de shale
por todo el canal conductivo.

Conductividades Hidraulicas (CH-2, CH-3 y CH-4): Poseen porcentajes
de shale disperso en la roca, con caracteristicas litologicas similares; la
diferencia es la relacién entre permeabilidad-porosidad para cada una de
los canales conductivos.

Conductividades Hidraulicas (CH-5 y CH-6): Presentan porcentajes un
poco mas bajos y dispersos de shale por todo el canal hidraulico, con
referencia a los canales conductivos anteriores; igualmente nos indica un
aumento en la relacion permeabilidad-porosidad y didmetro hidraulico del
grano.

Conductividad Hidraulica (CH-7): Es la que cuenta con un menor
porcentaje de shale y mayor relacion de permeabilidad-porosidad que las
unidades anteriores, siendo de este, el canal conductivo con la mejor
capacidad para almacenamiento y flujo de fluido hidrocarburos.

CONDUCTIVIDADES | @ (%) Vel (%) ittrymas
CHo1 0.073 0.214 2.869
0.096 0.347 19.426

CHo2 0.097 0.095 2.705
0.117 0.344 25.206

CHo3 0.118 0.221 2.998
0.134 0.332 27.033

CH-4 0.135 0.011 3.441
0.151 0.252 28.501

CHos 0.152 0.002 10.311
0.17 0.189 33.408

CHo6 0.171 0.002 19.31
0.19 0.133 41.022

CH7 0.191 0 32.541
0.225 0.092 57.894

Tabla 6 — Caracterizacion de los 7 canales conductivos en funcion de la porosidad
(@), volumen de shale (Vcl) y el diametro hidraulico del poro (dyiry).

De acuerdo con la caracterizacion litologica de cada uno de los canales
conductivos (C-H) presentes en nuestra zona de estudio, procedemos a realizar
un grafico log-log de dH vs Porosidad (ver grafico 8, pag. 47), en la cual podemos
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analizar las caracteristicas litologicas de cada unidad de conductividad hidraulica
(HCU) con relacion al diametro hidraulico del poro y su porosidad, ademas
generando una linea recta con pendiente igual a la unidad (m = 1) para cada HCU
podemos evaluar el pardmetro real de “dumax’ requerido para la determinacion de
la permeabilidad (Ecu.36) de cada HCU.

Una vez terminado el proceso de caracterizaron litolégica de cada HCU vy
teniendo en cuenta los conjuntos de datos, totalmente agrupados en cada linea de
HCU representados en la grafica 8, se utilizardn para calcular los valores de los
parametros “a” y “b”. Por ejemplo, los conjuntos de datos de permeabilidad y de
porosidad de los canales conductivos hidraulicos (C-H) de cada grupo, se utilizan
para calcular el diametro hidraulico de poro efectivo dy con el valor inicial de “a” de
20.464 y “b” como 1.646, ademas del valor estimado de duwymax para todos los
conjuntos de datos agrupados sobre las lineas con “m = 1” de la unidad de flujo

representadas en la grafica (ver grafico 8, pag. 47).

El método de Gauss-Newton se aplica para obtener el valor de “a”, “b”, y dy para
cada conjunto de datos de permeabilidad y porosidad (ver procedimiento en el
numeral 2.3.1 de este articulo). La iteracion se valida hasta que sus valores son lo
suficientemente convergentes con la diferencia entre el valor ultimo y el anterior
igual a 0,01% que indirectamente representa la diferencia entre la permeabilidad
del nacleo actual y la permeabilidad calculada a partir de la ecuacién (36) que es
inferior del 1%.

3.8 VALIDACION DEL METODO DE GAUSS-NEWTON PARA EL
PROCEDIMIENTO ITERATIVO APLICADO AL MODELO DE HCU.

A continuacion se validara el método de Gauss Newton, aplicado al conjunto de
datos caracteristicos del yacimiento evaluado en el papper SPE-141122-STU-P.
(Ver referencia bibliografica).

Como primera medida se realizara el procedimiento a seguir de las ecuaciones y
datos requeridos como iniciales para la posterior iteracion del método.

Como se puede observar en la tabla 7, se registran los valores iniciales de
porosidad, permeabilidad, “a@”, “b”, duwymax, (ver tabla 1 del papper SPE-141122-
STU-P) de dos grupos de facies (FG-4 y FG-2) seleccionados para la evaluacion
del método iterativo.

En la cual mediante la ecuacion 36, se calcula la permeabilidad corregida para los
datos iniciales.
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k = (a)(®) (1Ob(m(log®)+logdH(MAx)))

Posteriormente se procede al procedimiento iterativo del método de Gauss-
Newton,

ofi O of, of,
da  0dyirymax) da da
T _ y

ZEXZ =158 o, |X| oA of,

oa  ddyirymax) 0dytrymax)  0Query(max)
Ak = kgt — kcorr
Aa T -1 T
|aa | = 1@ < @17 x 12m x @iy
Htry(MAX)

[ueycunen] = [duymons] * lasemorno)
dHtry(MAX)l N dHtry(MAX)O dHtry(MAX)

Donde:

Z_f — ((Z)) x 10b(m(log(Z))HogdHtry(MAx))
a

d
= X O (#3uan) X (0°7)
UNIDAD HIDRAULICA 5

RESERVOIR 19-1 aN 19-3 aN
FG 4 2

[} 0.115 0.214
Kact (mD) 6.2 34
a0 20.464 20.464
b0 1.646 1.646
d Htry (MAX) 25 25

d Htry 2.875 5.35
K corr 0 (mD) 13.384 69.226
6f/6a0 0.654 3.382
6f/6dHtry(MAX)0 116.388 323.49

Tabla 7 — Valores iniciales para el método de Gauss-Newton.
(Papper SPE-141122-STU-P)
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Luego de a ver implementado el paso a paso para el proceso de validacion del
método iterativo, se registra un error significativo en el valor de la derivada
&f/86dHtry (MAX)0, reportado en la serie de datos evaluados por el papper y los
resultados para la misma serie de datos validados en nuestro proyecto (ver tabla 7
y 8, sombreado de color amarillo), el cual se expresa mediante la ecuacién 42.
Esto nos lleva a tomar asunto en la demostracion y validacion matematica de la
ecuacion 42, planteada por el papper, registrando una solucién no aplicable de
dicha ecuacion para el modelo iterativo. Lo cual para nuestro proyecto no se
tendrd como referencia esta serie de ecuaciones propuestas, ademas del método
de Gauss-Newton.

UNIDAD HIDRAULICA 5
RESERVOIR 19-1 aN 19-3 aN
FG 4 2
[} 0.115 0.214
K act (mD) 6.2 34
a0 20.464 20.464
b0 1.646 1.646
d Htry (MAX) 25 25
d Htry 2.875 5.35
K corr 0 (mD) 13.384 69.226
6f/6a0 0.654 3.382
8f/8dHtry(MAX)0 0.881 4,557

Tabla 8 — Validacién de los valores finales para el método de Gauss-Newton.
(Papper SPE-141122-STU-P)

3.9 PROCEDIMIENTO ITERATIVO APLICADO EN EL MODELO DE HCU
PARA NUESTRA FORMACION PRODUCTORA DE HIDROCARBURO.

El objetivo del proceso iterativo es llegar a determinar los valores correspondientes
a los parametros de “a”, “b” y “dy”, que se ajusten de la mejor forma al conjunto de
datos agrupados para cada unidad de conductividad hidraulica en nuestro
yacimiento, para poder evaluar el valor de permeabilidad implementando la
correlacion mejorada en nuestro proyecto.

Partiendo de la ecuacion 34, y despejando el parametro “dH”, obtenemos las
siguientes dos ecuaciones;
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logdy = m(log®) + logdymax)

dy = 0™ (dumax) Ec. 44

dy = [ﬁr Ec. 45

Igualando las ecuaciones 44 y 45 obtenemos;

O™ (dumax) = [L]% Ec.46
(@)(@)

Desarrollando operaciones matematicas y despejando “b”, obtenemos la ecuacion
para la determinacién de dicho pardmetro, para el conjunto de datos de porosidad
y permeabilidad de cada HCU, sin necesidad del proceso de iteracion.

"(Geon)

Ty

Ec.47

Donde,
?(%)1— y K(mD),_, = valores especificos de (C — H),para cada(HCU).
De acuerdo con la ecuacién 47, podemos implementar la siguiente relacion,

K
(@) (@)

Por ultimo despejamos la propiedad a la cual se centra nuestro estudio en este
articulo, la permeabilidad (K);

Ec.48

PO (dyy00x") =

K = (a)(dymax”) (@) Ec.49

Implementando el programa Microsoft Office Excel opcién “Solver’

, podemos
determinar el valor de los parametros reales de “a” y “dH”, para el conjunto de
valores de conductividad hidraulica (C-H), caracteristicos de cada unidad de
conductividad hidraulica (HCU), cuando el valor de Ak sea igual a cero. Los

[{ et 11

valores de “a@”, “b” y “dH”, para cada HCU, se pueden observar en la tabla 9.

1 Microsoft Office Excel 2010
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HCU a b dHmax

HCU-1 39.5293414|1.45580529 | 262.9511975
HCU-2 29.5229446 | 1.50551932 | 171.5680188
HCU-3 25.203963 | 1.6087133 | 106.5299858
HCU-4 19.1987652 | 1.78266097 | 69.35433546
HCU-5 21.8816493 | 1.67947976 | 48.07319214
HCU-6 21.6120347|1.71527255 | 32.31126523
HCU-7 20.7504542 | 1.62779549 | 25.39115092

Tabla 9 — Célculo de las variables “a”, “b” y “dyuwax” para cada HCU.

A continuacién registraremos un ejemplo en la cual tomamos dos pares de datos
de porosidad y permeabilidad de los canales conductivos 2 y 3 (CH-2 y CH-3),
para la unidad de conductividad hidraulica 7 (HCU-7), ademas del valor inicial de
“duirymax” leido de la grafica 8. Arrojando resultados exitosos. (Ver tablas 10 y 11).

VALORES INICIALES
UNIDAD HIDRAULICA 7 (HCU-7)
C-H 2 3
()] 0.105 0.118
K act (mD) 10.788 14.719
a 20.464 | 20.464
b 1.5 1.5
d Htry (MAX) 25 25
K corr (mD) 9.13 12.23
m 1 1

Tabla 10 — Valores iniciales de "a”, “b” y”dymax" para HCU-7.

43



VALORES CALCULADOS "a, b, dHmax"

UNIDAD HIDRAULICA 7 (HCU-7)

C-H 2 3
D 0.105 0.118
K act (mD) 10.788 | 14.719
a 20.75
b 1.62
d H (MAX) 25.39
K corr (mD) 10.750 14.610
m 1 1
Ak (%) 0.001 0.005

Tabla 11 — Valores finales de “a”, “b” y “dyuax"

para HCU-7.
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K(mD) vs N. Muestras
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Gréfico 6 - Relaciéon Permeabilidad vs. NUmero de Muestras.
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CONDUCTIVIDAD HIDRAULICA
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Gréfico 7 - Log-Log (K/PHI"0,5 vs. Conductividad Hidréaulica.
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100 dH vs Porosidad
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Gréafico 8 — Relacion Didmetro Hidraulico del poro vs. Porosidad.
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4. RESULTADOS Y ANALISIS

Después del proceso de estudio, evaluacion y caracterizacion de las unidades
hidraulicas para nuestra formacion productora de hidrocarburos, propuestos por
los métodos de unidades hidraulicas de flujo (HFU) y unidades de conductividad
hidraulica (HCU), se procede a determinar la permeabilidad a partir de datos de
porosidad y pardmetros especificos de cada método.

A continuacion daremos un ejemplo y hallaremos la permeabilidad por los dos
métodos propuestos;

METODO UNIDADES HIDRAULICAS DE FLUJO (HFU).
Datos iniciales,

¢ = 0.105
Kyeq = 10.788 (mD)

Implementando la ecuacion 25 obtenemos;

@3
k = 1014(FZI1?) ——— =10.778 (mD
( )(1_(7)2)2 (mD)
Donde;
,K
RQI = 0.0314 |[— =0.3183
Pe
Pe )
, = =0.1173
¢ (1 - d)e
1 ROQI

FZI = = 2.7120

Vis(sy) %2

METODO UNIDADES DE CONDUCTIVIDAD HIDRAULICAS (HCU).

Datos iniciales,

¢ = 0.105
K,oq = 10.788 (mD)

48



Implementado la ecuacion 49, obtenemos;
K= (a)(dHMAXb)(®bm+1) = 10.750 (mD)
Donde,

a = 20.75

b =1.62
dHyax = 25.39
m=1

Una vez determinado el valor de la permeabilidad por los dos métodos, se realiza
una grafica log-log de la permeabilidad real vs. permeabilidad calculada por los
métodos HFU y HCU. (Ver grafico 9), en la cual se observa un mejor
agrupamiento de los resultados obtenidos por el método HFU, con error menor al
1%, con respecto al método de HCU, el cual nos arroja resultados menores al 10%
de error.

Esto nos lleva a realizar un grafico log-log donde se muestra la relacion de
permeabilidades reales vs permeabilidades calculadas por el método HCU; donde
se puede apreciar la grafica calculada con un error menor a 10% y 1%
respectivamente (ver grafico 10). Es obvio que al reducir el error significativamente
nos muestra una tendencia mas ajustada a los valores reales, sin embargo al
hacer menor el error genera un namero mayor de unidades de conductividad
hidraulicas. Esto indica que el método de unidades de conductividad hidraulicas es
mucho mas preciso en yacimientos que tienen mayor complejidad en sus
ambientes de depositacion y tienen heterogeneidad en cuanto a la permeabilidad
y porosidad.

49



Permeabilidad Calculada (HFU) Vs. Permeabilidad Calculada (HCU)
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Gréafico 9 — Relacion Permeabilidad calculada (HFU) vs. Permeabilidad calculada (HCU).
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Permeabilidad Real Vs. Permeabilidad Calculada
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Grafico 10 — Permeabilidad calculada (HCU) con error menor al 1%.
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5. CONCLUSIONES

La importancia de la caracterizacion del yacimiento mediante el método de
unidades de conductividad hidraulica (HCU), estableciendo la relacion entre
permeabilidad y porosidad, diametro hidraulico, conductividad hidraulica y
unidad hidraulica de flujo; todo con el objetivo de aumentar el factor de
recobro y tener éxito en los proyectos de IOR y EOR.

El método de unidades de conductividad hidraulicas (HCU), nos brinda un
aporte muy fundamental para el proceso de evaluacién del comportamiento
de la permeabilidad vs. porosidad en un yacimiento de petréleo,
adquiriendo informacion completa de registros de potencial espontaneo,
gamma ray, densidad neutrénica y densidad de porosidad, para asi obtener
una eficaz caracterizacion de zona de flujo.

En el proceso de determinacion de la permeabilidad por medio de la
caracterizacion de unidades hidraulicas, se analizaron 1200 datos de la
formacion productora, arrojando porcentajes de error muy bajos (Ak (%) =
0.001), esto nos representa una alta confiabilidad en los resultados al
momento de la aplicacion de los modelos de HFU como HCU.

El método de HCU, es un método practico y de facil aplicacion, muy robusto
al momento de realizar la caracterizacion de los canales hidraulicos de flujo
presentes en la formacion de interés. Teniendo en cuenta la gran
importancia que posee la relacion entre la permeabilidad y la porosidad en
funcién del tamafio del grano del poro, la tortuosidad, el factor de forma y el
radio de unidad hidraulica promedio.
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