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Resumen. EIl objetivo principal de este trabajo fue determinar las curvas de permeabilidad
relativa a partir de valores de presion capilar mediante la técnica de resonancia magnética
nuclear (RMN). Para tal fin se seleccionaron muestras de los Campos Perla, Travi y Petrocedefio,
los cuales representan tres escenarios completamente diferentes por pertenecer a sistemas de
rocas carbonaticas, alta rigidez y arenas no consolidadas, respectivamente.

El equipo RMN utilizado dispone del software Green Imaging Technologies (GIT), que permite
determinar importantes parametros petrofisicos en base a los tiempos de magnetizacion y
relajacion de cada fluido de una manera rapida y precisa.

La nueva metodologia disefiada en este trabajo, plantea la integracion de la técnica de
desplazamiento de fluidos en nucleos por centrifugacion con el andlisis por resonancia
magnética. Siguiendo tal metodologia se pudo obtener valores de propiedades petrofisicas que al
ser comparados con resultados de analisis convencionales demostraron la eficacia de esta
herramienta no convencional. Dentro de las propiedades petrofisicas estimadas se encuentran la
porosidad absoluta, porosidad efectiva, permeabilidad absoluta, coeficiente de difusion, tamafio
de poro por relaxividad, saturaciones de fluidos y principalmente las curvas de presion capilar y
permeabilidad relativa. Dichas curvas presentaron un buen ajuste y modelado (Brooks-Corey
Burdine), que exponen un comportamiento acorde a las heterogeneidades en las propiedades de
cada muestra, segin el campo al que pertenecen.

Ademas durante el desarrollo de este estudio se disefid un nuevo empaque para las muestras
arenas no consolidadas, dadas las necesidades de mantener los granos compactados, permitir el
desplazamiento de fluidos en la arena y posteriormente poder ser introducido en el equipo RMN

sin alterar la medicion.
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Introducciéon

INTRODUCCION

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) fue descrita en el afio 1946 por los fisicos
estadounidenses, Bloch y Purcell, quienes seis afios mas tarde reciben el premio Nobel en Fisica
por sus aportes realizados en esta area. Hoy en dia, la resonancia magnética nuclear representa
una herramienta de gran importancia para las areas de la fisica, quimica, biologia, medicina,
entre otras. Particularmente, la técnica exhibe avances relevantes en el ambito de la industria
petrolera, como técnica de medicién para la identificacion de diferentes propiedades y
caracteristicas de yacimientos en estudio. La aplicacion de la tecnologia de resonancia magnética
nuclear, permite adquirir datos fundamentales para desarrollar y mejorar los modelos de
yacimiento y tomar decisiones adecuadas en la seleccion de intervalos a perforar, ayudando

ademas a evaluar el espesor productivo neto y por tanto las reservas.

Esta técnica se fundamenta en el uso de imanes permanentes y pulsos de radio frecuencia, que
actlan sobre los momentos magnéticos que poseen los diferentes elementos en la naturaleza.
Entre las variables petrofisicas que se pueden obtener de esta herramienta se encuentran la
porosidad, radio de garganta, distribucion del tamafo de los poros, saturacion de agua irreducible

y de fluidos producibles, permeabilidad absoluta, entre otras.

Con la finalidad de contribuir ain méas con la industria petrolera en la toma de decisiones para la
evaluacion de formaciones, es necesario profundizar en aquellas propiedades que permitan tener
un entendimiento mas claro del comportamiento de flujo del yacimiento. Una de estas
propiedades es la permeabilidad relativa, que hace posible estudiar la movilidad de fluidos en
una formacién petrolifera, asi como inferir la condicion de mojado que exista en la roca.

En este sentido, la presente investigacion desarrolla una metodologia para obtener las curvas de
permeabilidad relativa a través de las correlaciones que ofrece el software Green Imaging
Technologies (GIT) del equipo de Resonancia Magnética Nuclear, como lo es la correlacion de
Corey-Burdine. La determinacién de las curvas de permeabilidad relativa se basa principalmente
en los valores de presion capilar derivados de las pruebas de desplazamiento en nucleos, medidos
con el equipo de RMN, dado a que es conocido que la presidn capilar esta estrechamente ligada a
la estructura interna de la roca y a todas las interacciones roca-fluido que alli ocurren. Los
nacleos en los que se centra esta investigacion pertenecen a sistemas de rocas alta rigidez y

arenas no consolidadas, que en otras palabras, son muestras de ndcleo con una diferencia de
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permeabilidad marcada. De manera adicional, se trabaja con un grupo de muestras consolidadas
para desarrollar a fondo la metodologia y verificar la aplicabilidad de la misma.

Ademéas de la permeabilidad relativa, en el presente trabajo se estiman otras propiedades
petrofisicas de gran interés para la industria petrolera (porosidad, permeabilidad absoluta y
efectiva, etc.) y se estudia la influencia del coeficiente de difusion sobre los sistemas
seleccionados. Estos pardmetros son importantes para la evaluacion apropiada de yacimientos y

se hacen relevantes al momento de realizar la simulacién de procesos de inyeccion.

El Capitulo 1 expone el problema que origina esta investigacion y la forma en que se plantea
resolver el mismo. En el Capitulo 2 se aprecia una sintesis de los fundamentos tedricos
relacionados a este trabajo, principalmente presion capilar, permeabilidad relativa y resonancia
magnética nuclear, los cuales permiten conocer y entender de manera mas clara el estudio que se
realiza. Por su parte el Capitulo 3 describe de manera detallada y secuencial los diferentes
procedimientos y equipos utilizados para el desarrollo de las pruebas de desplazamiento, que
permiten evaluar la presion capilar por RMN y determinar a partir de ésta la permeabilidad
relativa. EI Capitulo 4 contiene los resultados de la investigacion y la discusion asociada a los
mismos. En secciones posteriores se presentan las conclusiones y recomendaciones generadas

tras culminar este trabajo.
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CAPITULO |

EL PROBLEMA

1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

El estudio de yacimientos de petréleo desde sus inicios ha estado orientado a proporcionar
informacion de interés que permita a los profesionales de la materia llevar a cabo la
caracterizacion y simulacion de estos reservorios. En este estudio se hace necesario conocer
diferentes propiedades con las que sea posible desarrollar relaciones de comportamiento que
reflejen el estado del yacimiento o la variacion del mismo a lo largo del tiempo. La
permeabilidad es una de estas propiedades importantes y por tanto, la industria se ha enfocado en
buscar la manera de obtener informacion confiable y precisa de ésta, aunque existen pocas
fuentes para obtenerla directamente. Ademas, se debe considerar que las herramientas que
permiten conocer tal pardmetro, presentan la limitante de arrojar resultados en largos periodos de
tiempo, lo que implica altos costos.

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) es una de las técnicas que han sido desarrolladas
durante varios afios y dirigida al campo de la ingenieria de petréleo como una herramienta de
registro que a través de correlaciones muestre una medida de la permeabilidad de la formacion.
A nivel de laboratorio, esta tecnologia también permite analizar muestras representativas de roca,
reflejando resultados estimados sobre diferentes propiedades, incluyendo la permeabilidad
absoluta. Esta medida de la permeabilidad es generada por RMN mediante la combinacion de
modelos y relaciones teodricas-experimentales.

Considerando que a partir de la técnica de RMN, en cuanto a permeabilidad se refiere,
Unicamente determina la absoluta, se hace necesario identificar un método mediante el cual se
pueda calcular la permeabilidad relativa. La permeabilidad relativa es una propiedad de gran
importancia en la ingenieria de petroleo, el cual permite caracterizar las propiedades de flujo de
un yacimiento con el objetivo de manejar el desarrollo de un campo petrolero, tanto en etapas de
produccién por flujo natural como en procesos de recuperacion mejorada. La determinacion de la
permeabilidad relativa es un problema complejo que depende fuertemente de la geometria de la

rocay su interaccion con los fluidos del yacimiento (mojabilidad).
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En este contexto, la presente investigacion plantea el disefio de una metodologia para la
obtencion de curvas de permeabilidad relativa mediante la técnica de resonancia magnética
nuclear a partir de valores de presién capilar. En atencion a lo expuesto, la presion capilar se
proyecta como la propiedad clave para este estudio, ya que depende de la microestructura del
poro; caracteristica inherente a los dos sistemas porosos evaluados en el laboratorio durante este
trabajo (rocas alta rigidez y arenas no consolidadas). Siendo estos dos de gran interés para la
Gerencia Departamental de Esquemas de Explotacion de PDVSA-Intevep, por representar los
extremos de los sistemas de rocas conocidos en la industria petrolera.

Con la finalidad de verificar la eficiencia de la metodologia desarrollada, también se estudia un
grupo de muestras carbonéticas, lo cual permite conocer el comportamiento de esta técnica
cuando se tienen muestras que se alejan de los dos escenarios planteados inicialmente (sistemas

de rocas alta rigidez y arenas no consolidadas).
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1.2 OBJETIVOS DE LA INVESTIGACION

1.2.1 Objetivo General:

Disefiar una metodologia que permita la generacion de curvas de Permeabilidad Relativa (Kr)
para sistemas de rocas alta rigidez y arenas no consolidadas a partir de valores de Presion Capilar
(Pc) mediante la técnica no convencional de Resonancia Magnética Nuclear (RMN).

1.2.2 Objetivos Especificos:

e Identificar los sistemas de rocas a estudiar.

e Valorar los criterios que deben tomarse en cuenta para la realizacion de los analisis de
roca por Resonancia Magnética Nuclear (RMN).

e Inferir la influencia del coeficiente de difusion sobre los sistemas a estudiar.

e Estimar los parametros petrofisicos en los sistemas de rocas por Resonancia Magnética
Nuclear (RMN).

e Proponer una metodologia para la determinacion de curvas de permeabilidad relativa (Kr)
a partir de las medidas de presion capilar (Pc) mediante la técnica de Resonancia
Magnetica Nuclear (RMN).

1.3 ALCANCE DE LA INVESTIGACION

El presente trabajo de investigacion apremia el disefio de una metodologia para la obtencién de
curvas de permeabilidad relativa mediante la técnica de Resonancia Magnética Nuclear (RMN)
en muestras provenientes del Campo Travi, Campo Petrocedefio y Campo Perla (campo
adicional para la verificacion de la metodologia).

El estudio de laboratorio se enfoca en trabajar con muestras de sistemas de rocas alta rigidez y
arenas no consolidadas, los cuales constituyen los extremos de los diferentes sistemas de rocas.
Es decir, se estudia muestras con baja permeabilidad (como las encontradas en los yacimientos
tipo tight sands) y muestras con permeabilidad representativa de la Faja Petrolifera del Orinoco,
respectivamente. A este analisis se agrega un grupo de muestras carbonaticas que permiten
validar el funcionamiento de esta metodologia para cualquier sistema de roca conocido.
Asimismo, se quiere verificar que las curvas de presion capilar y permeabilidad relativa

determinadas cumplan con las caracteristicas asociadas a cada tipo de muestra seleccionado.
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1.4 JUSTIFICACION

La industria petrolera avanza cada dia mas, es por ello que se hace necesario la incorporacion de
nuevas técnicas para el andlisis y determinacion de las diferentes propiedades relacionadas al
reservorio, de tal manera que se tenga un mayor control y conocimiento del mismo.

Una de estas técnicas es la de Resonancia Magnética Nuclear (RMN), la cual tiene alta eficiencia
en la obtencion de propiedades petrofisicos tanto en campo como a nivel de laboratorio; la RMN
ademas ofrece resultados en cortos periodos de tiempo en comparacion con otras técnicas
enfocadas al mismo trabajo, sin modificar la estructura de las muestras ni causar dafios a las
mismas que impidan si se quiere, volver a analizarlas en el futuro. Es importante acotar que esta
técnica no permite conocer directamente la permeabilidad relativa de los fluidos en el
yacimiento, sino la permeabilidad absoluta. Debido a esto la Gerencia Departamental de
Esquemas de Explotacion de PDVSA-Intevep requiere que por medio de valores de presion
capilar se puedan inferir las curvas de permeabilidad relativa de los sistemas de roca de interés,

para ello en este trabajo se plantea el disefio de una metodologia que resuelva tal caso.

1.5 LIMITACIONES

En la actualidad la utilizacion de la técnica de Resonancia Magnética Nuclear (RMN) ha tenido
un auge en la industria petrolera, permitiendo determinar distintas propiedades roca-fluido, entre
estas la permeabilidad relativa de diferentes sistemas. Sin embargo, hasta ahora en las
instalaciones de PDVSA - Intevep no se habia determinado esta propiedad mediante valores de
presion capilar por RMN, objetivo principal de este trabajo, por lo cual no existia una
metodologia de trabajo para tal caso. A nivel internacional, existen muy pocos estudios
publicados sobre tal metodologia, es por ello que no habia a disposicion una referencia sélida, a
la cual acudir durante el desarrollo de esta investigacion.

En cuanto al trabajo experimental, uno de los obstaculos encontrados para la obtencion de las
curvas de permeabilidad relativa, fue el hecho de que el equipo RMN no diferenciara la sefial de
magnetizacion del agua con respecto al crudo liviano, cuando se desplazaban ambos fluidos en
las muestras del Campo Travi. Para este caso, lo recomendado es usar un fluido no radiactivo, es
decir que no genere una sefial magnética en el equipo, tal como lo es el 6xido de deuterio (agua
pesada). Este Gltimo no se encuentra disponible en el laboratorio y es dificil adquirirlo, debido a
gue no se produce en el pais.

Por otro lado, para el desplazamiento liquido-liquido se disponia de un tipo de celda que solo era
compatible con determinada centrifuga, lo que implicd que se tuviese que trabajar bajo las

condiciones que ofrecia ese equipo.
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CAPITULO 11

ESTADO DEL ARTE

Los trabajos anteriores a esta investigacion se presentan a continuacién. Los mismos estan
relacionados a temas inherentes con la resonancia magnética nuclear, permeabilidad relativa,

presion capilar y sistemas de rocas de alta rigidez y arenas no consolidadas.

Un método reciente
para la construccion
de curvas de presion
capilar usando los
datos de registro
RMN, aplicado a la
evaluacion de
yacimientos ™.

2008

Tabla 2.1. Antecedentes del trabajo.

La precision del método es verificada mediante
experimentos de inyeccibn de  mercurio.
Considerando el limite de la cantidad de datos de
presion capilar, el método se desarrollé para
extraer el parametro de Swanson de la distribucion
de Tz de RMN y estimar la permeabilidad del
yacimiento. Esta nueva técnica para estimar el
parametro de Swanson a partir de Tzde RMN
puede ser usado para estimar la permeabilidad
bajo condiciones de yacimiento. Ademas se hace
una comparacion entre los resultados, los datos de
nacleo y la saturacion de agua mediante Archie
para verificar la exactitud del método.

SPE 11863.

Xiao Chang y Yuan Yun-Chao.

Pardmetro de
Swanson:
correlacion entre
permeabilidad y
presion capilar.

Ecuacion de
Archie: permite
calcular la
saturacion original
de aguaen la
formacion




Ejemplos de la
estimacion de
presion capilar y
curvas de
permeabilidad
relativa a partir de
probadores de
formacion .

2008

Se habla de un nuevo método que determina
la Kr. y curvas de Pc a partir de resistividad y
medidas de probadores de formacion (presion
y flujo fraccional). En contraste con los
enfoques previos se estima un conjunto de
parametros Modified Brooks- Corey (MBC),
radio de invasién, porosidad y saturacion de
los fluidos para resolver problemas de
inversion no lineal a través de varios lazos de
iteracion.

Estado del Arte

Modified Brooks-
Corey (MBQC).
relaciones de Kr y Pc
con saturaciones de
fluidos.

Inversién no lineal: Es
un marco general que se
utiliza cuando se quiere
convertir la medicién
observada de un
sistema en informacion
de interés.

SPE 115888

Angeles Renzo, Hadibeik Abdolhamid y
Torres Carlos

Presion capilary
permeabilidad
relativa en ndcleos
pequefios 1.

2008

Se presentan los resultados luego de calcular la
Pc por drenaje primario y la Kr hecho a nucleos
de tamafio que van desde 0,5 a 12 cc. La Pc fue

obtenida mediante centrifugacion y luego
validada con la técnica de plato poroso. Los
datos de Kr fueron obtenidos mediante el ajuste
histdrico de datos de desplazamiento en estado
inestable. Los resultados demostraron que
medidas seguras de presion capilar y Kr pueden
ser realizadas a nucleos pequefios y muestras
de carbonatos de tamafio similar a las que se
usan en el escaneo de micro-imaging.

SPE 113386
Olafuyi A., Cinar Y. y Knackstedt M.

Drenaje Primario:
proceso de cambio en
las saturaciones
cuando se desplaza
Agua con Crudo.

Centrifugadora:
Equipo usado en
laboratorio para
realizar pruebas de
separacion de fluidos.
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Nuevo método para
determinar curvas
de presion capilar a
partir de datos
RMN [,

2009

En vista de los problemas que existen cuando

se analizan muestras con marcadas
variaciones en su estructura de poro, un
método préactico es realizar una conversion de
escala que permita construir las curvas de Pc,
esto es fundamentado en un profundo analisis
morfolégico cuando se realiza la
experimentacion con inyeccion de mercurio.
Se realizaron analisis a 50 muestras de
ndcleos usando la funcién J y el modelo
clasico de SDR, mediante experimentos RMN
e inyeccion de mercurio simultdneamente. El
resultado muestra que el método es efectivo
para ser aplicado y desplegado en campos de
petréleo.

Estado del Arte

Modelo Schlumberger-
Doll-Research (SDR):
es un modelo de
correlacion para la Kr,
entre porosidad y Tz
por RMN.

Funcién de J L everett:
permite describir la Pc
en funcion de la
saturacion de agua.

SPE 126735

Zhang Chong y Xiao Liang

Determinacion de
curvas de presion
capilar a partir de
medidas de
saturacion por

RMN B!,

2009

Se describe un nuevo método llamado GIT-
CAP para determinar curvas de presion
capilar partiendo de la centrifugacion de
nacleos y su medida directa en referencia a
la distribucion de saturacion de fluidos
mediante RMN.

La técnica se plantea como rapida e ideal
para nucleos con baja permeabilidad.

GIT: Software de la
compafiia Green
Imaging Technologies.

Método Hassler y
Brunner: Técnica
basada en la
centrifugacion de
nacleos y calculo de Pc
a partir de su ecuacion.

CWLS

Derrick P. Green. GIT.




Comparacion de
métodos de
estimacion de
permeabilidad
relativa mediante
experimentos de
desplazamiento por
drenaje primario .

2010

Se aplican wuna variedad de métodos
analiticos, semi-analiticos y de ajuste
histérico  para  estudiar los  datos

experimentales de desplazamientos en estado
inestable de agua-petrleo. El analisis
involucra dos tipos de errores: errores
parciales y variables. La comparacion de
diferentes métodos analiticos mostrd, que
entre ellos existe una buena concordancia
pero difieren de los métodos semi-analiticos y
de los métodos de juste histérico.

SPE 129678
Hussain F. y Cinar Y.

Estado del Arte

Errores parciales:
resultan del suavizado
y diferenciacion de
los datos
experimentales

Errores variables:
ocurren debido a la
incertidumbre
estadistica en las
mediciones.

Modelaje e
investigacion de la
influencia de
heterogeneidad
capilar en la Kr .

2010

Se aplica la técnica reciente desarrollada por
Krause para la caracterizacion precisa de la
heterogeneidad a escala de sub-nicleos, para
investigar la dependencia de la tasa de flujo de la
Kr. Se demostré esta dependencia usando dos
muestras de nucleo, la primera con arena Berea
de baja heterogeneidad y la otra, una arena
heterogénea proveniente de una cuenca de
Australia. Los resultados demuestran que en la
baja
ademéas se
manifiesta una mayor dependencia entre el flujo
aparente y la Kr en funcién de la heterogeneidad.

arena Berea, el impacto de la

heterogeneidad es significativa,

SPE 160909
Krause M.H.

Heterogeneidad:
variaciones en las
propiedades de un
sistema determinado.
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Estado del Arte

Determinacion de
presion capilar a partir
de registros de RMN en
el campo de turbidita en

Nigeria sobre aguas
profundas. Una
comparacion para los
modelos de saturacién
mediante curvas de
presion capilar de

drenaje SCAL .

2011

Se prueba el enfoque alternativo de Yakov
Volokitin para derivar las curvas de Kr a
partir de datos RMN en un campo de aguas
profundas en Nigeria y es comparado con
los datos de Pc mediante inyeccion de
mercurio en nucleos de fondo de pozo, a lo

Modelo Volokitin:
Volokitin determind
una constante de
conversion que
permite relacionar

largo del yacimiento.

técnica RMN es

SPE 150749
Arogun O.y Nwosu C

Los resultados del estudio confirman que la
rapida, barata y no
destructiva para determinar las curvas de Pc
a lo largo de todo el yacimiento en el campo.

PcconTz.

Efecto de la tension
interfacial en la
permeabilidad

relativa agua/petréleo
y en la saturacion

residual considerando

la presién capilar ).

2011

Se describe el trabajo experimental y de
simulacién que se realizd para entender
como la saturacion residual a diferentes
nameros capilares depende de los efectos
capilares finales y de la tasa de produccion.
Las correctas funciones de Kr para efectos
capilares finales fueron derivadas del ajuste
numérico de los experimentos de produccién
y caida de presién. Se concluye que la
permeabilidad relativa encontrada cambia
con los niameros capilares.

SPE 143028
Andrew C., Fjelde I. y Lohne A.

Numero capilar (Nc):
relacion entre las
fuerzas viscosas y la
tension interfacial para
el paso de fluidos a
través de un capilar.

Surfactante: agentes de
humectacion que
disminuyen la tension
interfacial de liquidos,
mediante dispersion.
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Estado del Arte

Prediccion de la
permeabilidad
relativa a partir de
las respuestas de
relajacion-difusion
del RMN,
utilizando
imagenes de alta
resolucion micro
Xray-ct 7,

2012

En este trabajo se usaron imagenes de rayos x de
alta resolucion para muestras provenientes de
arenas Berea y Bentheimer y se simuld las
respuestas de difusion-relajacion para el caso de
drenaje de fluido no mojante a diferentes campos
magnéticos (2Mhz, 12 y 400 Mhz). Se utilizé el
modelo SDR para predecir la permeabilidad
absoluta y relativa.

Una gran variedad de correlaciones incluyendo
informacidén de resistividad fueron consideradas y
correlaciones entre Kr y respuesta RMN son
utilizadas para optimizar la mejor secuencia de
adquisicion e interpretacion RMN.

Rayos X: es una
radiacion
electromagnética,
invisible, capaz de
atravesar cuerpos
opacos. Son de la
misma naturaleza de
los rayos gamma.

SPE 158167

Alghamdi T., Aramco S. y Arns C.

Determinacion
simultanea de
presion capilar y
permeabilidad
relativa %,

2012

Usando el software Sendra se determina
simultdneamente la Kr y Pc para flujo sencillo de
dos fases. Con el uso de este software una primera
simulacién fue desarrollada y a los resultados se le
aplico un ajuste histérico usando datos de nucleos
desplazados. El experimento de desplazamiento de
nucleos fue el estandar para imbibicion y drenaje
con una presién impuesta. La Pc y Kr son
comparadas usando diferentes correlaciones
disponibles en el software. Después de la
comparacion se selecciona la mejor de cada una.

Software Sendra: es
un simulador para
flujo de dos fases en
nucleos, desarrollado
para validar
resultados de analisis
convencionales.

SPE 160878
Hashmet M., Majidaei S. y Mushtag M
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Avances en medidas
estandares y en
medidas de
propiedades de flujo
en rocas alta rigidez,
tal como la lutita ™2,

2012

Estado del Arte

Discuten una técnica de estado estable para
medir K en muestras de rocas alta rigidez
intactas bajo esfuerzos de sobrecarga. Se
presentan las mediciones estandares de la K
fundamentadas en los principios béasicos que
sirven como fondo para las medidas realizadas
en el rango de 10 y 10,000 nanodarcys. Se

desarrolld6 un aparato para medir Kr en
muestras alta rigidez y los resultados sugieren
que no hay una tendencia sistematica entre las
medidas de K en estado estable realizadas a
tapones de muestras y los resultados reportados
por los proveedores usando la técnica de
triturado de nucleo.

SPE 152257

Sinha S., Braun E. y Passey Q.

Estado estable:
sistema fisico en
donde las
caracteristicas del
mismo no varian con
el tiempo

Soluciones para
Yacimientos
Complejos mediante
mediciones de tipo de
fluidoy
Permeabilidad por
RMN 31,

2013

Se presentan tres ejemplos de mediciones con
RMN a yacimientos complejos. Uno con lentes
de arena, otro con lechos delgados de arena y
secuencias de esquistos y el ultimo yacimiento
con conglomerados y arcillas, cada uno es
evaluado en referencia al tipo de fluido y K. La
porosidad efectiva, tipos de fluidos y K son
resueltos con precision por la herramienta
RMN. La K fue calculada mediante la ecuacion
de Bray-Smith.

SPE 164478

Smith C., Ramacrishna S. y Hamilton L.

Ecuacion de Bray-
Smith: esta ecuacion
incorpora tiempo de
relajacion sin la
necesidad de cambio
textural o de tipo de
roca, para calcular
tiempo de relajacion
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MARCO TEORICO

2.1 ROCA

Las rocas son agregados naturales consolidados de la corteza terrestre formados por uno o mas
minerales que pueden contener también fragmentos destruidos de rocas preexistentes y restos de

seres Vivos.

Se clasifican segun su origen geoldgico en tres grupos:

Rocas igneas: Proceden del enfriamiento o la solidificacion parcial del magma, material fundido
que proviene del interior de la tierra y que, cuando emerge sobre la superficie a través de los
conos volcanicos, recibe el nombre de lava.

Rocas sedimentarias: Formadas a partir de la acumulacion y consolidacion de materiales
procedentes de la erosion de rocas anteriores, de restos de plantas y animales o de precipitados
quimicos, los cuales son transportados y depositados por el agua, el viento o los glaciares. Estas
clases de rocas se identifican por dos rasgos esenciales: la presencia de fosiles y la estructura
estratificada en forma de capas.

Rocas metamdrficas: Pueden formarse a partir de la transformacion de rocas igneas,
sedimentarias, o incluso otras metamdrficas cuando estdn sometidas a cambios de presion y

temperatura y a la accion de fluidos quimicamente activos muy diferentes a los de su formacion
[14]

2.1.1 Sistemas de rocas

Rocas arenas no consolidadas: Son rocas sedimentarias sueltas que se presentan con sus clastos
componentes desagregados.

Rocas consolidadas: Son originados a partir de procesos secundarios (diagénesis) posteriores a
la sedimentacion %1,

Rocas alta rigidez: Son rocas no convencionales que contienen gas en los poros
interconectados, el cual puede fluir facilmente. En las rocas alta rigidez los poros son pequefios y
estos tienen una pobre conexion a una estrecha capilaridad, resultando en una muy baja

permeabilidad !,
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2.2YACIMIENTO

Es una unidad geoldgica de volumen limitado, poroso y permeable que contiene hidrocarburos
en estado liquido y/o gaseoso. Los cinco ingredientes basicos que deben estar presentes para
tener un yacimiento de hidrocarburos son: (1) fuente, (2) camino migratorio, (3) trampa, (4)
almacenaje/porosidad, (5) transmisibilidad/permeabilidad *7).

2.2.1 Fluidos contenidos en un yacimiento

Las rocas de yacimientos contienen agua de formacidn, petrdleo y gas, siendo los dos ultimos,

compuestos organicos (carbono e hidrégeno), normalmente denominados hidrocarburos.

a. Hidrocarburos

Los hidrocarburos son compuestos formados por cadenas lineales o ramificadas de carbonos
unidas por enlaces de hidrégeno. De acuerdo a las condiciones de presion y temperatura del
yacimiento, los hidrocarburos pueden encontrarse en estado liquido o gaseoso. Ademas en el
medio poroso de la roca, el crudo puede estar acompafiado por trazas de oxigeno, nitrogeno,

azufre y ciertos metales como el vanadio, hierro, niquel, cobre, etc 281,

Tabla 2.2. Calidad de petréleo y gravedad API.

Extrapesado >1,0 <10,0
Pesado 1,0-0,92 10,0 -22,3
Mediano 0,92 -0,87 223-311
Liviano 0,87 -0,83 31,1-39
Condensado <0,83 > 39

b. Agua de formacion

Es agua salada atrapada en los intersticios de los sedimentos de un yacimiento durante su
deposicion. También se le da el nombre de agua intersticial o agua connata. El agua de
formacidn resulta ser de 3 a 4 veces mas salina que el agua de mar y contiene en promedio 3,5 %

en peso 6 35.000 ppm de Cloruro de Sodio (NaCl).

17
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Entre los iones predominantes en las sales disueltas presentes en el agua de formacién se

encuentran:
Na* K+, Mg*+,Ca**,Ba*+,Li*,Cl",NO7,CO; , HCO; y 50 =,

2.3 MUESTRAS DE ROCAS (NUCLEOS)

Un ndcleo consiste en una muestra de roca tomada del pozo a una profundidad especifica, por
medios especiales, preservando su estructura geoldgica y sus caracteristicas fisicoquimicas de la
mejor manera posible, con la finalidad de realizar analisis petrofisicos y geoldgicos. Se
obtienen generalmente mediante la perforacion de la formacion con un taladro rotatorio de
seccion transversal hueca, corte de porciones de paredes, corte con herramientas de cable y con
fluidos de perforacion. Se obtienen asi muestras en forma cilindrica de mas de 10 m de longitud
y 11 cm de diametro (Figura 2.1).

Cuando el nucleo llega al laboratorio procedente del yacimiento, se toman porciones mas
pequefias del mismo, conocidas como tapones, que no son mas que cilindros de menor
dimension que se adaptan a la longitud y diametro de las celdas de los equipos donde se realizan

los anélisis convencionales y/o especiales 8!,

Figura 2.1 Muestras consolidadas ™.

2.4 MEDIO POROSO

Un medio poroso puede visualizarse como una red tridimensional de oclusiones llamados poros
(Figura 2.2), que pueden estar interconectados o no, de tamarios y formas diferentes, insertada en
un medio que de otra manera seria continuo. Su morfologia se relaciona con su origen, pero en
muchos casos, especialmente en rocas porosas sedimentarias, la morfologia es altamente

desordenada. También es llamado matriz s6lida heterogénea, donde como caracteristica principal
18
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posee un area especifica relativamente alta, en muchas estimaciones esta caracteristica dicta el

comportamiento del fluido en el medio 2.

.

N
T‘

Garganta
deporo

Figura 2.2. Modelo de un medio poroso.

2.5 PROPIEDADES FISICAS DE LA ROCA E INTERACCION ROCA-FLUIDO

La ingenieria de yacimientos se interesa principalmente en las cantidades de fluidos contenidos
en las rocas, la transmisibilidad de los fluidos y otras propiedades relacionadas, como lo son las
propiedades roca-fluido. El conocimiento de estas propiedades fisicas de las rocas y la
interaccion existente ente los hidrocarburos y la formacion es fundamental para entender y

evaluar el desarrollo de un yacimiento.

2.5.1 Porosidad

La porosidad es la caracteristica fisica mas conocida de un yacimiento de petroleo. Determina los
volimenes de petroleo o gas que pueden estar presentes.

La porosidad de un material se define como la fraccion del volumen total de la roca no ocupada
por el esqueleto mineral de la misma. En los yacimientos de petrdleo, la porosidad representa el
porcentaje del espacio total que puede ser ocupado por liquidos o gases. Esta propiedad

determina la capacidad de acumulacion de la arena y se expresa como porcentaje, fraccion o

decimal 2.
_Vp
6= g7 x 100 Ec. 2.1
Donde:
Vp = volumen poroso Vt = volumen total
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De acuerdo a la interconexién del volumen poroso, la porosidad se define en porosidades
absoluta, efectiva y no efectiva.

2.5.1.1 Clasificacion de la porosidad

Durante el proceso de sedimentacion y mitificacion, algunos de los poros que se desarrollaron
inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos diagenéticos o catagénicos,
tales como cementacion y compactacion. Por ende, existiran poros interconectados y otros

aislados. Esto conlleva a clasificar la porosidad en:

Porosidad Absoluta: Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no
interconectado. Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y no tener
conductividad de fluidos debido a la carencia de interconexién poral.

Porosidad Efectiva: Es la relacion del volumen poroso interconectado con el volumen bruto de
roca. Esta porosidad es una indicacion de la habilidad de la roca para conducir fluidos, sin
embargo esta porosidad no mide la capacidad de flujo de una roca.

Porosidad no Efectiva: Es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y efectiva .

2.5.1.2 Clasificacion geoldgica de la porosidad

A medida que los sedimentos se depositaron en los mares antiguos, el agua fue el primer fluido
que llend el espacio poroso. Esta agua se le denomina agua connata. Un metodo comun de
clasificacion de la porosidad se basa en la condicion de que si esta se formd inicialmente o si fue
producto de una diagénesis subsiguiente (dolomitizacion), catagénesis, campo de esfuerzos o

percolacion de agua.

Porosidad primaria o intergranular: La cual se desarroll6 al mismo tiempo que los sedimentos
fueron depositados. Rocas sedimentarias con este tipo de porosidad son: areniscas (detriticas o
clasticas) y calizas (no detriticas).

Porosidad secundaria, inducida o vugular: Ocurre por un proceso geolégico o artificial
subsiguiente a la depositacion de sedimentos. Puede ser debida a la solucién o fractura (artificial

o natural) o cuando una roca se convierte en otra (caliza a dolomita) ™.

2.5.1.3 Factores que afectan la porosidad

Tipo de empaque
Grado de cementacion o consolidacion
Geometria y distribucién de granos

Presion de las capas suprayacentes
20
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Presencia de particulas finas

2.5.2 Saturacion

Es el porcentaje de un fluido ocupado en el espacio poroso, y esté definido como:

Vf
5;1-.-',:'9 = . s l':l':l%
o Vp Ec. 2.2
Donde:
V. Volumen del fluido Vp: Volumen poroso

Si consideramos que basicamente el volumen poroso de una roca que contiene hidrocarburos,

est4 saturada con petréleo, gas y agua tenemos que

Sp+ 5. +5,=1 Ec.2.3
Donde:

Sw: Saturacion de agua So: Saturacion de petrdleo  Sg: Saturacion de gas.

2.5.2.1 Saturacion de agua connata

Es la saturacion de agua inicial en cualquier punto en el reservorio. La saturacion de agua
connata alcanza un valor de saturacion de agua irreducible solo sobre la zona de transicién .
2.5.2.2 Saturacion irreducible

Es la saturacién de agua que no puede ser reducida sin importar cuanto mas se aumenta la
presion capilar.

2.5.2.3 Saturacion residual

La saturacién residual de una fase, generalmente expresada como Sxr, donde x corresponde a la
fase (petrdleo, agua o gas), representa la saturacion de dicha fase que queda en el yacimiento en

la zona barrida, después de un proceso de desplazamiento 3.
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2.5.3 Movilidad

Facilidad con la cual un fluido se desplaza en el yacimiento 7.

Ly Ec. 2.4

Donde:

K: - permeabilidad efectiva &7 : Viscosidad del fluido

2.5.3.1 Razoén de Movilidad

Movilidad de la fase desplazante dividida por la movilidad del fluido desplazado ™.

bo Ec. 2.5
Donde:

4w - Movilidad del agua Az : Movilidad del petrleo

2.5.4 Mojabilidad

Es la tendencia de un fluido a adherirse a una superficie sélida, en presencia de otro fluido
inmiscible, tratando de ocupar la mayor area de contacto posible con dicho sélido. Esta tension
de adhesion ocurre cuando existe mas de un fluido saturando el yacimiento, y es funcion de la
tension interfacial. Se denomina fluido mojante o humectante al que presenta mayor tension de
adhesion con la roca del yacimiento 2!,

En la Figura 2.3 pueden observarse dos liquidos, agua y petréleo, en contacto con una superficie

solida.

0,
- —
Mojada por Mojada por Mojabilidad
agua petraleo Intermedia

Figura 2.3. Mojabilidad de la roca.
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2.5.5 Permeabilidad

La permeabilidad de una roca de acumulacion puede definirse como la conductividad de la roca
a los fluidos o la facultad que la roca posee para permitir que los fluidos se muevan a traves de la
red de poros interconectados.

Los factores que influyen en la porosidad efectiva también influyen en la permeabilidad efectiva,
es decir, el tamafio, la empacadura y la forma de los granos, distribucion de granos de acuerdo
con el tamafio y el grado de mitificacion (cementacién y consolidacion).

2.5.5.1 Ley Empirica de Darcy

La caracteristica de permeabilidad de un medio poroso es el resultado de un descubrimiento
empirico hecho por el famoso hidrélogo francés Darcy (1876). Dicha caracteristica relaciona
proporcionalmente el caudal de flujo del fluido en el movimiento a la carga hidrostatica del
fluido, aumentada por la presion ejercida sobre la superficie libre de liquido, que causa el flujo

sobre un trayecto.

La Ley de Darcy en su formula elemental es:

1= _,;%.{$+§p5m.f{) Ec. 2.6
Donde:
Ap : Gradiente de presion @ : Angulo de buzamiento A: area
L: Trayecto de longitud K: Permeabilidad

En otras palabras, esta ecuacion representa que el caudal de fluido es directamente proporcional

a la diferencia de presion e inversamente proporcional a la viscosidad del fluido.

2.5.5.2 Efecto Klinkenberg

Afirma que la permeabilidad a un gas es una funcion del camino libre promedio de paso a las
moléculas de gas, y por ende, depende de los factores que afectan a tal camino libre de paso,
tales como la temperatura, presion y clase de gas. Por lo tanto cuando el camino libre de paso de
las moléculas, es pequefio, como en el caso de altas presiones, es de esperar que la permeabilidad

K a los gases se aproxime a la de los liquidos.
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.II{E = Hccl I._ l +';t}’T11-I

Donde:
Kz : Permeabilidad al aire a una presion promedio (pm).
Kw: Permeabilidad correspondiente al valor Ka, extrapolado a una presion infinita.

b: Constante que depende del tamafio de la abertura de los poros aproximadamente en
proporcién inversa a los radios de los capilares.

2.5.5.3 Permeabilidad absoluta

Es aquella permeabilidad que se mide cuando un fluido satura 100% el espacio poroso.
Normalmente, el fluido de prueba es aire 0 agua.

2.5.5.4 Permeabilidad efectiva

Es la medida de la permeabilidad a un fluido que se encuentra en presencia de otro u otros
fluidos que saturan el medio poroso. La permeabilidad efectiva es funcion de la saturacion del

fluido, siempre las permeabilidades efectivas son menores que la permeabilidad absoluta °'.

2.5.5.5 Permeabilidad relativa

Es la relacion existente entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. Esta medida
es muy importante en la ingenieria de yacimientos, ya que da una medida de la forma como un
fluido se desplaza en el medio poroso. La sumatoria de las permeabilidades relativas es menor a
1.0 ¥,

Si se grafica en un sistema cartesiano las curvas de permeabilidades relativas, estas van a tomar
una forma dependiendo de la saturacién de las mismas. En otras palabras va a depender de la
distribucién de los fluidos en el medio poroso estudiado.

La permeabilidad relativa al agua y al petrdleo se grafica usualmente como una funcién de la
saturacion de agua. La Figura 2.4 muestra un grafico tipico de permeabilidad relativa para una

roca mojada por agua. En esta figura se pueden diferenciar tres regiones:
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Petroleo

o Permeabilidad al petrioleo, K.,
© Permeabilidad al agua, K,

0 —————— Saturacion de Agua,Sw ———— 1

[are
[

Saturacion de Petroleo,So

Figura 2.4. Curvas tipicas de permeabilidad relativa. Tomado y modificado de Castro, 2005.

Region A: Representa la saturacion de agua que varia de cero al valor de saturacion irreducible
de agua, Swi. A este valor de saturacion, la permeabilidad relativa del agua es cero.

Regidn B (Swi, Sw, 1 - Sor): Muestra la relacion existente cuando ambas fases (agua y petroleo)
poseen saturaciones continuas. La saturacion Sor se denomina saturacion residual de petréleo y
representa el petréleo que queda atrapado en la roca después de un proceso de desplazamiento.
Regidn C: Representa la saturacion de petroleo que varia desde la unidad hasta el valor de

saturacion residual de petréleo.

La forma de la curva de permeabilidad relativa, es funcion de la distribucion de fluidos dentro de
la roca. En un sistema mojado por agua, a saturaciones de agua muy bajas, el agua es inmoévil a
causa de su atraccion por la roca y debido a fuerzas capilares que la empujan hacia los poros mas
pequefios. Solo hasta que la saturacion de agua aumenta hasta el valor denominado saturacion
irreducible de agua, es cuando comenzara a fluir dentro del medio poroso. A este valor de
saturacion es cuando la roca comienza a exhibir una permeabilidad relativa al agua distinta de
cero.

Incrementos adicionales en la saturacion de agua, ocasionaran aumentos en la permeabilidad
relativa al agua, ya que el agua ocupara una fraccion cada vez mayor del espacio poroso.

En la medida en que la saturacion de agua aumenta dentro de la roca, la permeabilidad relativa al
petréleo disminuye, debido a que el espacio poroso disponible para el flujo de petrdleo
disminuye. Cuando la saturacién de agua se hace muy grande, la fase petréleo se hace

discontinua y se rompe en glébulos individuales que quedan aislados en el yacimiento. En este
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punto se conoce la saturacion residual de petréleo (Sor) y la permeabilidad relativa al petréleo es
cero, indicando que la fase petréleo no tiene capacidad de movimiento M8,

2.5.5.6 Factores que afectan a la permeabilidad relativa.

La permeabilidad relativa es una propiedad microscépica de flujo; y depende de las propiedades
del medio poroso, la mojabilidad y la historia de saturacion, entre otros.

a. Propiedades del medio poroso

La relacion entre la permeabilidad relativa y la saturacion no es igual para todos los
yacimientos, y puede variar de una formacion a otra, y de una porcion a otra dentro de la misma
formacion. Se ha demostrado que la relacion kr/S, varia de acuerdo a los diferentes tamafios y
tipos de granos utilizados en los experimentos. Este hecho permite concluir que el efecto de la
distribucién del tamafio de grano no se puede despreciar al realizar las pruebas de permeabilidad
relativa. Entonces, la esfericidad, angularidad y orientacion de los granos tiende a influir sobre la
forma de la curva de permeabilidad relativa.

b. Efectos de la mojabilidad

A una saturacion de agua dada, la permeabilidad relativa del agua, para un sistema mojado por
agua, es menor que para uno mojado por petréleo. Esto ocurre porque, en una roca mojada por
agua, los globulos de petréleo residual en los canales largos, obstruyen el flujo de agua y causan
un valor bajo de permeabilidad relativa al agua. Asi mismo, en una roca mojada por petroleo, el
petréleo ocupa los canales de flujo pequefios, causando una interferencia minima al flujo de
agua, generando altos valores en la permeabilidad relativa al agua. EIl punto de interseccion de
las curvas de permeabilidad relativa del agua y del petroleo es un buen indicador de la

Mojabilidad de la roca.

c. Historia de saturacién

La permeabilidad relativa de un medio poroso, con respecto a un fluido, a un valor de saturacion
dado, depende de cémo fue obtenido dicho valor de saturacion. En las curvas de permeabilidad
relativa, la direccion del flujo no tiene mucho efecto sobre el comportamiento de flujo de la fase
mojante. Es decir, la saturacién del fluido mojante es solamente funcién de su propia saturacion.
Por lo tanto, las permeabilidades relativas de la fase mojante durante el proceso de imbibicion,
coinciden con las obtenidas durante el proceso de drenaje. Sin embargo, el fluido no mojante,

tiene una permeabilidad relativa mas baja durante el proceso de imbibicion que durante el
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proceso de drenaje, existiendo una diferencia significativa entre las curvas de drenaje e

imbibicién para la fase no mojante (Figura 2.5) .

100
Drenaje ——
e 80 | | s
- \ Imbibicion ==
)
-
=
60
[
o
©
[1%]
8
= 40
£
[4+}
v
£
E S
@ 20
.
0
0 20 40 60 80

Saturacion de Agua, Swi

Figura 2.5. Curvas tipicas de permeabilidad relativa para un sistema agua-petroleo.

2.5.5.7 Modelos para generar curvas de permeabilidad relativa a partir de medidas de
presién capilar

A continuacién se presentan los modelos matematicos comiunmente empleados para procesar la
data experimental para generar la correlacion de permeabilidad relativa a partir de medidas de

presion capilar.

a. Modelo de Purcell

Purcell en el afio 1949, introdujo una ecuacién para calcular la permeabilidad relativa al agua
de la roca usando data de presion capilar. Esta ecuacion puede ser facilmente extendida para el
calculo de permeabilidad relativa en sistemas multifasicos, en flujos bifasicos la permeabilidad

relativa de la fase mojante puede ser calculada como se muestra a continuacion:

S, 1
Koy = !d;?/ldszw Ec.2.8
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Donde K,, y S, son la permeabilidad relativa y la saturacion de la fase mojante, P, es la

presion capilar que es funcionde S, .

Similarmente la permeabilidad relativa de la fase no mojante puede ser calculada como sigue:

1 1
ds, /tds,
= Pcz/j - Ec. 2.9
Sw 0

Donde K, es la permeabilidad relativa de la fase no mojante. Se puede observar en las

ecuaciones anteriores que la suma de las permeabilidades relativas de la fase mojante y no
mojante es igual a la unidad.

b. Modelo de Burdine

Burdine en el afio 1953 desarrollo ecuaciones similares al método de Purcell, pero introduciendo
un factor de tortuosidad (cociente de la longitud verdadera del camino de flujo de un elemento de
fluido y la distancia lineal entre los puntos iniciales y finales del movimiento del mismo) como
una funcién de la saturacion de la fase mojante en el método de célculo de la permeabilidad
relativa a partir de presiones capilares. La permeabilidad relativa de la fase mojante puede ser

calculada como sigue:

Ec. 2.10

S 1
¢ dS ds
KI'W = (ﬂ'I’W)2 ’ W/ 3
[ef /1o
Donde A, es la relacion de tortuosidad de la fase mojante. De acuerdo con Burdine, An Se
puede calcular de la siguiente manera:

Aoy = 7,L0)/7,(5,) = (S, —S,)/L-S,) Ec. 2.11

Donde S, es la minima saturacion de la fase mojante de la curva de presion capilar; z, (1.0) y zy
(S,,) son las tortuosidades de la fase mojante cuando la saturacion de la fase mojante es igual a

100% y S, respectivamente.

De la misma manera, las permeabilidades relativas de la fase no mojante pueden ser calculadas

introduciendo la tortuosidad de la fase no mojante, la cual puede ser calculada como sigue:
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B . ds, /rds,
Krnw_(ﬂ“rnw) SJ.PCZ /E|). PCZ

w

Donde K €s la permeabilidad relativa de la fase no mojante, Arw, €S la relacion de tortuosidad

de la fase mojante. De acuerdo con Burdine, Amw Se puede calcular de la siguiente manera:
Aenw = T (1.0)/70,(S,) = (S, = S, = S.)/(1=S,, = S,) Ec. 2.13

Donde S; es la saturacion en el equilibrio de la fase no mojante, z, es la tortuosidad de la fase no
mojante.
c. Modelo de Corey

De acuerdo con los modelos de Purcell y Burdine, una expresion analitica de la permeabilidad
relativa de la fase mojante y no mojante puede ser obtenida si las curvas de presion capilar
pueden ser representadas por una simple funcidn matematica. Corey en 1954, encontré que las
curvas de presion capilar del sistema crudo-agua pueden ser expresadas aproximadamente

usando la relacion lineal mostrada a continuacion:

1/Pc?® =CS;, Ec. 2.14

Donde C es una constante y S la saturacion de la fase mojante normalizada expresada como

sigue:
S, =(S,,—S,,)/@-S,,) Ec. 2.15
Donde S, es la saturacion residual de la fase mojante.

Sustituyendo la Ecuacion 2.15 en la ecuacion de permeabilidad relativa de Burdine, con la

suposicion S, =S,,, Corey obtuvo las ecuaciones mostradas a continuacion para calcular la

wr?

permeabilidad relativa de la fase mojante y no mojante para el caso de drenaje.
Ko =(S5)"* Ec. 2.16

Ko =0—=S5)2-11-(5:)?] Ec. 2.17
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Una limitacién del uso del modelo de Corey es que la curva de presion capilar pueda ser
representada por la Ecuacion 2.14, dado a que esa relacion lineal seria un comportamiento

supuesto y a veces no es el mas real.

d. Modelo de Brooks — Corey

Debido a la limitacion del modelo de Corey, Brooks y Corey modificaron la representacion de la

funcién de la curva de presion capilar a una mas general como se muestra:

-1

Pc=P,-(s;) Ec.2.18

w

Donde P, es la presion capilar de desplazamiento y A es el indice de distribucion de tamafio de

poro 181,

Por su parte los cientificos Van Genuchten y Thomeer, también presentaron funciones de Presion
Capilar:
e. Modelo de Van Genuchten

Van Genuchten establecié una relacion entre la presion capilar y la saturacion del agua liquida
teniendo en cuenta las propiedades del fluido y la del medio poroso. Estas propiedades estan

consideradas entre los diferentes parametros de ajuste (M y N) #I:

o Ec. 2.19
Donde N y M son pardmetros de ajuste.

f. Modelo de Thomeer

Thomeer plante6 un método de inyeccion de Mercurio, el cual fue utilizado por primera vez por
la compafiia Shell en la década de 1960, este emplea una medicion obtenida en el laboratorio del
volumen de mercurio liquido inyectado en una muestra de roca a medida que se incrementa la

presion sobre el mercurio liquido. La ecuacién que presentd es la siguiente 2°):

B=—= &
J Jof=s )
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Donde £ representa la presion de entrada y €2 un factor de forma geométrica.

2.5.6 Viscosidad

Es la propiedad que controla el flujo de petréleo a través del medio poroso y de las tuberias.

Generalmente se define como la resistencia interna que ofrece el fluido para moverse.

La viscosidad depende fuertemente de la temperatura del yacimiento, la presion, la gravedad del
petréleo, y la gravedad y solubilidad del gas.
2.5.7 Compresibilidad

Es la propiedad que presentan los cuerpos materiales de disminuir su volumen cuando se
aumenta la presion ejercida sobre ellos, es decir, es el cambio del volumen original debido a la

variacion de presion.

Diferencialmente la compresibilidad se representa de la siguiente manera:

c- I: -1 ) (dl-’)

V/oo\dP Ec.2.21

Donde:

C: Compresibilidad para el rango de presion £ a 2. V: Volumen a la presion £ .

dal’

dP: Cambio de volumen por aumento de la presion de i a fz.

Cabe destacar que el signo negativo corresponde a la conveniencia necesaria para que el valor de
la compresibilidad sea positivo al disminuir el volumen producto del incremento mecénico de la

presion 271,

2.6 PRESION CAPILAR

Es la diferencia de presion a traves de una interfase que separa dos fluidos inmiscibles en el
interior de un capilar. Es una propiedad que depende de la estructura capilar de la roca porosa, y
mas especificamente de la microestructura del poro. Cuando uno de los fluidos tiende a penetrar
la interfase solida y excluye el segundo fluido, el primero es llamado fluido mojante y el otro no

mojante.
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Figura 2.6. Ascenso de agua en un capilar.

De acuerdo a la Figura 2.6 se representa cuan alto un liquido puede ascender en un capilar
abierto de radio R, cuando la parte inferior del capilar esta ubicado en un recipiente lleno de
fluido.

Si el liquido es el fluido mojante, la presion del liquido sera menor que la presion del gas (aire) y

la interfase tiende a ser concava al fluido. Ignorando los efectos de gravedad en la interfase, el

radio de curvatura r es una constante y es igual a R/cos & .

En estado de equilibrio, la presion capilar es expresada como (Leverett, M.C., 1941):

2y 2ycosf
lFL:PQ—%: ]= yeos
Tm r Ec. 2.22

Donde fo es la presion del gas (aire) sobre la interfase y £1 la presion del fluido (agua) bajo la
interfase. ¢ es definida como el angulo de contacto entre la superficie del fluido y la superficie
plana del solido. La columna de fluido de altura h es sometida a la diferencia de presion fo — £ =

Apgh, donde Ap es la diferencia de densidad entre el agua y el aire. Las interacciones determinan
R
T =
el angulo de contacto 0, que afecta directamente al radio de curvatura medio  cosé, que

influencia la presion capilar fo — £ 28],

Las medidas de presion capilar en rocas de yacimiento son importantes para el célculo de
reservas y en la recuperacion de petréleo por empuje de agua, debido a que la desaturacion en el
yacimiento no es uniforme, produciéndose un gradiente de presion capilar, el cual puede
favorecer u obstruir la recuperacion de hidrocarburos. Ademas, las curvas de presion capilar
(Figura 2.7) son de gran ayuda en la prediccion del recobro de hidrocarburos de un yacimiento,
ya que permiten obtener la saturacion de agua inicial para los calculos de la cantidad de petréleo

en sitio y modelar el desplazamiento de petroleo.
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Figura 2.7. Curvas de presién capilar (imbibicién y drenaje) vs. S,, para un sistema agua/petrdleo/roca. Tomado y
modificado de Castro, 2005.

Las curvas de presion capilar dependen de la direccién en que ocurran los cambios en la
saturacion y de los valores maximos y minimos de saturacion alcanzados. Esta dependencia de

la historia de saturacién se denomina histéresis 8,

Existen dos procesos basicos que ilustran los cambios historicos en los niveles de saturacion de

los fluidos presentes en un yacimiento:

2.6.1 Imbibicion

Proceso de desplazamiento donde la saturacién del fluido de referencia aumenta. En este proceso
un fluido desplaza a otro dentro del medio poroso como consecuencia de fuerzas capilares. La
curva de imbibicion es la relacidn caracteristica del desplazamiento del fluido no mojante desde
la saturacion irreducible hasta la saturacion residual (Sor) y se representa en la Figura 2.7 por la

curva B para la parte espontanea y C para imbibicion forzada.

2.6.2 Drenaje

Es un proceso de desplazamiento donde la fase no mojante desplaza a la fase mojante,
originando una disminucion en su saturacion. Es la relacion de desplazamiento de la fase
mojante a partir de 100% de saturacion hasta la saturacion irreducible (A en Figura 2.7). Se

denomina drenaje secundario negativo (D en Figura 2.7) para el caso de desplazamiento
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espontaneo y positivo (E en Figura 2.7) para desplazamiento forzado. Py es la presion de
desplazamiento, también conocida como presion capilar de entrada o presién de umbral y se
conoce como la presion a la cual se empieza a desplazar la fase mojante en el medio poroso para

un proceso de drenaje primario 8,

2.6.3 Curva promedio de presion capilar

El hecho que las curvas de presion capilar de casi todos los materiales naturalmente porosos
tienen muchas caracteristicas en comin y ha conducido a introducir algunas ecuaciones
generales desde el punto de vista adimensional. Basado en el hecho que la presién depende de la
porosidad, la fuerza interfacial y la geometria del poro, Leverett defini6 su funcién adimensional
de saturacion la cual la llamé la funcién J. La funcion J de Leverett es una herramienta poderosa
para el desarrollo de técnicas nuevas y veloces de mejoramiento de procesos que intentan

obtener un punto de vista mas exacto de la distribucién de los fluidos del yacimiento '),

=2 [k
N0 Ec.2.23
Donde:
Pc: Presion capilar @ : Tension interfacial
K: permeabilidad absoluta ® : Porosidad

2.6.4 Meétodos para determinar presion capilar

Existen varios métodos experimentales para obtener los datos necesarios para construir las

curvas de Presion Capilar vs. Saturacion de la fase mojante 21,
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Tabla 2.3. Métodos experimentales utilizados en la industria petrolera para evaluar presion capilar 22,
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2.7 COEFICIENTE DE DIFUSION (D)

El Coeficiente de Difusién (D), también conocido como difusividad, expresa el cuadrado del
desplazamiento medio de moléculas observado durante un periodo. D varia segln el tipo de
fluido y la temperatura. Para gases, D varia también con la densidad y es, por lo tanto,
dependiente de la presion. La difusién se puede medir con técnicas de RMN, en particular
adquiriendo varios trenes de ecos con diferentes espaciamientos entre ecos en un campo
magnético de gradiente .

El coeficiente de difusidn se encuentra en numerosas ecuaciones de la fisica y la quimica, una de
estas es la Ley de Fick. Dicha Ley se presenta en forma de ecuacion diferencial y describe
diversos casos de difusion de materia o energia en un medio en el que inicialmente no existe
equilibrio quimico o térmico. Recibe su nombre en honor a Adolf Fick, quien la derivé en el afio
1855.

Cuando en un sistema termodinamico multicomponente hay un gradiente de concentraciones, se
origina un flujo irreversible de materia, desde las altas concentraciones a las bajas. A este flujo
se le llama difusién. La difusion tiende a devolver al sistema a su estado de equilibrio, de
concentracion constante. La ley de Fick establece que el flujo difusivo que atraviesa una

-

superficie (J en mol cm™ s7) es directamente proporcional al gradiente de concentracion. Para

un sistema discontinuo (membrana que separa dos cdmaras) esta ley se escribe:

) Ec.2.24

donde Ac es la diferencia de concentraciones molares, 6 el espesor de la membrana y D
(cm?*s7*) el coeficiente de proporcionalidad llamado coeficiente de difusion B,

La Ley de Difusion de Fick toma en cuenta ciertos criterios para determinar como de facil es que
difunda una sustancia dada dependiendo de las siguientes caracteristicas: - Magnitud de
gradiente. - Area de superficie - Liposolubilidad de la sustancia (cuanto mas liposoluble, méas
rapido difunde). - Peso molecular (cuanto menos pese, mas rapido difunde). - Distancia de
difusion.

En cuanto a la técnica de RMN, los fluidos irreductibles tienen tiempos T1 y Tz muy cortos, y
también difusién lenta (D pequefia) que se debe a la restriccion del movimiento de las moléculas
en poros pequefios. El agua libre exhibe cominmente valores de 71,7z, y D medianos. Los

petroleos livianos son altamente difusivos, tienen tiempos de T1 y Tz largos, y a menudo exhiben
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decaimiento uni-exponencial. A medida que la viscosidad aumenta y la mezcla de hidrocarburos
se vuelve mas compleja, la difusion disminuye, como también disminuyen los tiempos T1 y Tz,
y los eventos van acompafiados por decaimientos uni-exponenciales cada vez mas complejos.
Una activacion doble-TE se usa principalmente para identificar la presencia de petréleo viscoso,
que tiene un indice de difusion pequefio en relacion con el agua. El fluido con el mayor indice de
difusion (agua) tiene un espectro mas corrido hacia tiempos menores que el fluido con el menor
indice de difusion (petrdleo viscoso). Existe poca diferencia entre los coeficientes de difusion del
agua y del petréleo liviano.

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

seleccionando el espaciamiento entre ecos adecuado para la aplicacion deseada /.

2.8 RESONANCIA MAGNETICA NUCLEAR (RMN)

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) es una técnica basada en el uso de imanes
permanentes y pulsos de radio frecuencia, que actlan sobre los momentos magnéticos que
poseen los diferentes elementos de la naturaleza, tal es el caso del hidrégeno que abunda en el
agua y en los hidrocarburos que se encuentran en el espacio poroso de las rocas.

Esta técnica fue desarrollada en 1946 por los fisicos estadounidenses, Bloch y Purcell, y desde su
descubrimiento se ha convertido en una de las herramientas de gran valor para las distintas areas
de la ciencia e ingenieria. Los avances recientes de esta tecnologia en la ingenieria de petroleo,
permiten actualmente tener una mejor caracterizacion de un determinado yacimiento, ya que

hace posible el calculo de propiedades como la porosidad, permeabilidad, saturacion, entre otras.

2.8.1 Principios Fisicos

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) se refiere a la respuesta de los nucleos atomicos sobre
los campos magnéticos. La mayoria de estos ndcleos tienen un momento magnético y momento
angular o espin. En la presencia de un campo magnético externo, un nicleo gira alrededor del

campo magnético muy similar a un giroscopio que gira alrededor del campo gravitacional de La
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Tierra. Cuando estos nucleos magnéticos interaccionan con el campo magnético externo se
pueden producir medidas de sefial.

Las herramientas de RMN responden al comportamiento de los nucleos de hidrdégeno, que como
se sabe solo posee un protdn y un neutrdn, y se encuentra en la mayoria de los fluidos contenidos
en los poros de la roca; en presencia de un campo magnético estatico y de una sefial de radio
frecuencia. Se toma en cuenta el hidrégeno debido a que tiene un momento magnético
relativamente mayor con respecto a los otros elementos contenidos en la roca.

El ndcleo de hidrogeno se puede considerar como una barra imantada, cuyo eje magnético esta
alineado con el eje del momento rotacional del nicleo (parte superior de la Figura 2.8). Cuando
no existe la influencia de un campo magnético externo, los nucleos estan alineados al azar (parte

inferior de la Figura 2.8) 4.

Figura 2.8. Ndcleos de hidrdgeno alineados y no alineados. Tomado y modificado de Coates et al., 1999.

2.8.2 Secuencia de mediciones RMN

2.8.2.1 Alineacién de los momentos magnéticos nucleares (polarizacion)

El primer paso de la medicion RMN es alinear los nucleos con un fuerte campo magnético
estatico y constante, Bo (Figura 2.9). Este campo magnético, es generado por imanes
permanentes que posee el equipo de RMN, los cuales hacen que el polo norte de los nucleos se
alinee y apunten hacia el polo sur del iman que estd generando el campo. En este estado los
nacleos se encuentran en una condicidn de equilibrio o estado de baja energia. La orientacion de

los nucleos es proceso denominado polarizacién o magnetizacion longitudinal, y el mismo no
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ocurre de una manera inmediata sino que toma un tiempo finito caracterizado por una constante
denominada T2 B,

La constante Ti1, se entiende como el tiempo necesario que requieren los protones para
reorientarse con el campo magnético estatico después de que estos son perturbados con la
influencia de otro campo magnético. La reorientacion de los protones ocurre obedeciendo el
comportamiento de una funcion exponencial, donde T1 se define para cuando la magnitud de la
relajacion alcanza el 63% de su valor total. Esta constante T1 también es denominada tiempo de

relajacion longitudinal !,

Alineamiento de
Protones en la

Precesion del momento - direccién de Bo

magnético =

Magnetizacion a lo
largo del eje Z -> P

Figura 2.9. Polarizacién magnética. Tomado y modificado de Véliz, 2006.

2.8.2.2 Perturbacién de los momentos magneticos nucleares

El segundo paso en una medicion de RMN es lograr que, la magnetizacion neta de los ndcleos se
oriente en un plano perpendicular al campo magnético (Bo) y esto se logra mediante la
aplicacion de otro campo magnético de manera de inducir transiciones entre los diferentes
niveles de energia de los nicleos. Para causar estas transiciones se aplican unas sefiales de radio
frecuencia (RF) generada por un campo magnético oscilante (51), que actlia en direccion
perpendicular al campo magnético estatico (Bo), Figura 2.10. La inclinacion del eje de rotacion
de los protones se puede controlar variando la intensidad del campo 51 128!,

Cuando los nuacleos son alejados de la alineacion del campo Bo, comienzan a realizar un
movimiento denominado precesion alrededor de la direccién del campo magnético estéatico. La
precesion es un movimiento orbital semejante al de un trompo de juguete cuando se aleja de la

vertical.
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A ;
Reorientacion del protén

Campo BO 1 debido a las oscilaciones
del campo B1

>

Campo B,
/

Figura 2.10. Perturbacion de los momentos magnéticos. Tomado y modificado de Véliz, 2006.

La velocidad de la precesion depende de las propiedades del nicleo y de la fuerza del campo
magnético oscilante aplicado. Los impulsos generados por el campo 1 varian con el tiempo a la
misma velocidad de la precesion, es decir, en resonancia con el movimiento del nicleo. Cuando
la frecuencia de oscilacién del campo £1 coincide con la frecuencia de precesion del hidrégeno
en el campo Bo, ocurre una transicion en los niveles de energia y existe una condicion de
resonancia, entonces es posible alinear los ejes de los protones con respecto al nuevo campo
magnético existente .

La frecuencia de los protones bajo la condicion de resonancia es proporcional al campo
magnético estatico aplicado Bo y donde la relacion giromagnética de los nicleos (y) actlia como

un factor de proporcionalidad. La ecuacion que describe este fendmeno es la siguiente:

f=y-Bo Ec. 2.25

Donde:
f: Frecuencia de resonancia, también denominada frecuencia de Larmor
v: Relacion giromagnética (para el hidrégeno es igual a 4258 Hz/Gauss)

La frecuencia es ajustada en el equipo para lograr que la nueva orientacion de los protones sea
90° con respecto al campo Bo (Figura 2.10). En esta orientacion los nicleos hacen precesion en
fase en un plano transversal.

La frecuencia de Larmor se ajusta en cada equipo y depende de la configuracion de la
herramienta, en el caso de la herramienta de NUMAR/ Halliburton esta tiene un valor de 750

KHz, mientras que la usada por la CMR/ Schlumberger es de 2 MHz 1%,
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2.8.2.3 Efecto de relajacion (precesion) y desfase de los protones

Una vez que los ejes de los protones se han inclinado de acuerdo al nuevo campo existente, se
inicia un movimiento de precesion en el plano perpendicular a Bo (Figura 2.11).

Precesion y
desincronizacién

Figura 2.11. Precesion y desfase de los protones. Tomado y modificado de Véliz, 2006.

Inicialmente los protones precesan al unisono. Al hacer esto generan un campo magnético
pequefio a la frecuencia de Larmor que inmediatamente es detectado por una antena como una
sefial. Debido a que el campo estatico inicial no es homogéneo y por las interacciones
moleculares, los protones comenzaran a precesar a diferentes frecuencias perdiendo
gradualmente la sincronizacion, es decir, se desfasan y por lo tanto la sefial de la antena decae.

Esta sefial de decaimiento se conoce como Caida de Induccion Libre (Free Induction Decay,
FID), que caracteriza la amplitud de cada sefial. La constante de tiempo para este proceso de

relajacion transversal se llama Tz , tiempo de decaimiento transversal (Figura 2.12).

‘ I ". Wi e
L

Tiempo

Figura 2.12. Caida de Induccién Libre (FID). Tomado y modificado de Véliz, 2006.

La relacion que describe el decaimiento de la sefial es:
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M@ = M, (e 'm Ec. 2.26

Donde M. (t) es la magnitud de la magnetizacion transversal inicial, M (t) es la magnitud de la
magnetizacion transversal a un tiempo dado t después de un pulso y Tz es el tiempo que le toma

a la magnetizacion transversal en decaer a 37% de su valor inicial.

2.8.2.4 Reenfoque de los momentos magnéticos nucleares

La desincronizacion causada por las variaciones del campo magnético estatico Bo es reversible,
y se puede restaurar temporalmente mediante la aplicacion de pulsos magnéticos de manera de
reenfocar los protones. Este proceso se realiza mediante la secuencia explicada a continuacion:
Una vez que los protones en el plano transversal se encuentran desfasados, por los mecanismos
antes mencionados, y después de transcurrido cierto tiempo denotado por t, contando a partir del
pulso inicial de 90°, se aplica un pulso de 180°, de esta manera los ndcleos en precesion se
revierten en el plano transversal, colocando los protones méas lentos por delante de los mas
rapidos. (Figura 2.13). Cuando estos ultimos alcanzan a los primeros se produce un refasaje
(pero ahora en una direccion equivalente al eje Y), y se genera una sefial que se detecta en la
bobina receptora. La sefial generada se denomina eco de momentos rotacionales. Nuevamente se
producira un desfasaje a partir de la nueva magnetizacion y a partir de un tiempo 1, se aplica un
pulso de 180° ocurriendo después de transcurrido un tiempo equivalente a t un reenfoque de los
protones a lo largo del eje Y, de manera que el tiempo entre estos es 2 1 y se define como TE o
espaciamiento entre estos. En otras palabras, el tiempo de refasaje es igual al tiempo de
desfasaje.

Esta secuencia de pulsos (una de 90° seguida por una serie de pulsos de 180°) fue denominada

CPGM en honor a sus creadores (Carr, Purcell, Meiboom y Grill) 1!,
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2 A
90
T=0, pulso Desfase Sin sefial
A
180°
| / % i/ S
T=T Reenfoque t=27, eco

Figura 2.13. Secuencia de pulso-eco Carr-Purcell, Meiboom y Grill. Tomado y modificado de Salazar, 2004.

Debido a que cada eco de momentos rotacionales decae rapidamente, los pulsos de 180° se
aplican repetidamente en forma de secuencia de pulsos, de manera de generar un tren de ecos.
Un eco de momentos rotacionales se forma a mitad de camino entre cada par de pulsaciones de
180° (Figura 2.14).

El espaciamiento entre ecos (TE) es el tiempo que transcurre entre los picos de ecos adyacentes y
el nidmero de pulsaciones en un tren de ecos se denomina numero de ecos (NE). Las
herramientas de perfilaje y los equipos de laboratorio de RMN utilizan un TE que oscila entre
125 ps 'y 1200 ps.

Aunque la secuencia CPMG cancela el desfasaje originado por las heterogeneidades del campo
Bo, la desincronizacién causada por las interacciones moleculares y difusion es irreversible. Es
por esta razén que la amplitud de cada eco es menor que la anterior, y luego de un periodo de
tiempo igual a varias veces Tz, el decaimiento de la magnetizacion transversal es total y no es

posible realizar mas refasaje.
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Amplitud

8t Time (ms)

Figura 2.14. Ecos de momentos rotacionales. Tomado y modificado de Coates et al., 1999.

La relajacion transversal, asi como la longitudinal, presenta un comportamiento exponencial y la

relacion que describe el decaimiento de la sefial es la siguiente:

=t

M{ty= Y Moi-eTz
Z Ec. 2.27

Donde Tz es el tiempo de relajacion transversal y representa el decaimiento espin-red, el cual es
mucho mayor al decaimiento espin-eco representado por la constante Tz de la Ecuacion 2.26

(Figura 2.15).

Figura 2.15. Sefial de decaimiento espin - red y espin — eco. Tomado y modificado de Véliz, 2006.
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El fendmeno de decaimiento de Tz, asociado con la irreversibilidad del desfasaje de los nlcleos
debido a interacciones moleculares (siempre y cuando se trate de RMN en evaluacién de
formaciones), esta relacionado con las propiedades petrofisicas de las rocas, tales como:
porosidad, tamafio y forma de los poros, permeabilidad, ademés de las caracteristicas y
propiedades de los fluidos entrampados en el espacio poroso. La sefial de decaimiento de Tz que
se registra en los equipos y herramientas de RMN, esta representada por la suma de multiples
decaimientos exponenciales (Figura 2.16), debido a que los nucleos de hidrdgeno se relajan a
diferentes frecuencias segun sea el fluido en el cual se encuentran y el tamafio de los poros donde

estos fluidos se encuentren entrampados °!,

<) Dtotal

NG Fluido Libre
NG
\\ Sefal de

ST .
P T Decaimiento T
R""‘-—h 2

Amplitud
/

A\ nn

D

Fluido ligado a los capilares Tiempo (mS)

Figura 2.16. Sefial de tiempo de relajacion transversal (Tz ). Tomado y modificado de Ostroff et al., 1999.

2.8.2.5 Sincronizacion del tiempo entre mediciones de RMN

Para comenzar la siguiente secuencia de CPMG, los protones se deben polarizar otra vez. Un
diagrama de sincronizacion de tiempos para mediciones RMN, esta ilustrado en la Figura 2.17.
La seccion superior de esta describe dos secuencias de CPMG, cada una de las cuales consiste en
una pulsacion B1 a 90°, seguida por una serie de pulsaciones a 180°. La seccion inferior
representa eventos de polarizacion (curvas de relajamiento T1), e ilustra los trenes de ecos de
momentos rotacionales (curvas de relajamiento Tz ) asociados con las dos secuencias de CPMG.
El tiempo de polarizacion TW, el espaciamiento entre ecos TE y el nimero de ecos NE se

pueden controlar manualmente B,
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Pulsode RF ' | Tiempo (ms)
Tiempo de espera

5 ™ ]

p (Tw) +  Trende

Polarizacion Ecos

>
Tiempo (ms)

Figura 2.17. Sincronizacion de tiempo para mediciones. Tomado y modificado de Coates et al., 1999.

La duracion de este proceso de sincronizacion depende de la constante T1 y se ha demostrado

que se lleva a cabo siguiendo un modelo exponencial que se rige mediante la ecuacion:

=

Mz = (1- ) Ec. 2.28

Donde:
Ti: Tiempo en el que la magnetizacion alcanza 63% de su valor final.

Mz(t): magnitud de la magnetizacion al tiempo t, cuando se toma la direccion del campo Bo en

eleje Z

2.8.2.6 Mecanismos de relajacion en rocas saturadas

Existen tres mecanismos de relajacion RMN que influencian los tiempos T1 y Tz se pueden
dividir como componentes de los decaimientos que son: Uno debido a las interacciones con la
superficie del poro (Tz:, T1s), otro debido al decaimiento del fluido contenido en los poros (Tz» ,
Tix), y un tercero debido a la difusién de los protones en un gradiente de campo magnético

(Tzo).
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Interacciones con la superficie del poro:

Las moléculas en los fluidos estdn en continuo movimiento —movimiento Browniano- y se
difunden en el espacio poroso, chocando con la superficie del poro varias veces durante una
medida de RMN. Cuando esto pasa, ocurren dos interacciones, primero que los protones pueden
transferir energia nuclear a la superficie del poro permitiendo que se reorienten con el campo
magnético estatico, Bo (componente de T1). Segundo, los protones sufren un desfase que es
irreversible (componente de Tz). La habilidad que tiene la superficie de los poros en relajar los
protones es denominada Relaxividad® superficial, *p".

El tamafio de los poros también influye en el proceso de relajacion Tz-dado que la velocidad de
relajacién depende de la frecuencia con que los protones puedan chocar con la superficie de
poro, que a su vez depende de la relajacion superficie-volumen (S/V). Cuantos mas pequefios
sean los poros, S/V alto, mayor sera el nimero de protones cercanos a las paredes y decaeran

con mayor velocidad, es decir, tiempos de relajacién cortos (Figura 2.18) B4,

Poro
Grande

Poro o
4 Pequefio b
7

Amplitud
Amplitud

Tiempo (ms) Tiempo (ms)

Figura 2.18. Decaimiento en funcién del tamafio del poro.

Para un poro simple, la magnetizacion del espin decae exponencialmente, y se puede representar

como:
1 5
T, P Ec 2.29
1 5
y similar para, T, 7 Ec 2.30

La magnetizacidn total es la suma de la sefial para todos los poros de la roca.

! La relaxividad es la capacidad que tienen las paredes de los poros para permitir la relajacion magnética.
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La constante p es una propiedad de la roca que depende de la mineralogia de la superficie del
poro (Figura 2.19), los iones para, ferro y ferromagnéticos que contengan (Fe™*,Mn™*] y de la
mojabilidad de la roca. Valores altos de p producen un decaimiento rapido de Tz, mientras que

valores bajos de p producen un decaimiento lento de Tz .

p alto = Decaimiento répido p bajo = Decaimiento lento

1004

Porosidad acumulada %

100 200 300 400 500 600
Tiempo (ms)

Figura 2.19. Decaimiento por tamafio de poro. Tomado y modificado de Salazar, 2004.

Difusion de los protones en un gradiente de campo magnético

Cuando hay gradientes en el campo magnético estatico el movimiento molecular de los protones
causa un desfase que origina el tiempo de relajacion Tz . El tiempo T2 no se ve afectado.

El gradiente en el campo Bo se debe a dos factores: la configuracion del iman en el equipo, y la
constaste de susceptibilidad magnética entre los granos y los fluidos en los poros de la roca. Si el
espaciamiento entre los ecos (TE) en la secuencia CPMG es minimo, y la magnitud del campo

magnético es pequefia, se reduce la contribucion de la difusion de Tzo al minimo.

Decaimiento del fluido contenido en los poros

Se considera importante cuando el fluido se encuentra en poros muy grandes o porosidad
secundaria (carbonatos). Las interacciones moleculares en el agua y petroleo liviano son mas
rapidas, de manera que la relajacion es ineficiente a tiempos largos. A medida que los fluidos se

vuelven mas viscosos, las interacciones moleculares son mas lentas (34

El proceso de relajacion actta en paralelo, asi que Tz puede representarse como:
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(1) ot 1 1
T2)ivewr Tz Tan Tas Ec. 2.31

Se puede resumir lo discutido en cuanto a los mecanismos de relajacion en rocas saturadas en la
Tabla 2.4, que contiene las ecuaciones que expresan los factores relevantes en cada situacion y
segun el fluido presente.

Tabla 2.4. Mecanismos de relajacién predominantes segtn el tipo de fluido 2%/,

11,1 1
T,s T,
Utilizando 11
TE minimo => Taw Tosw
Utilizando 11
TE minimo => Teo Taso
Utilizando 11
TE minimo => Tos Tavo

2.8.3 Proceso de inversion de la sefial de decaimiento de Tz

La sefial captada por el receptor en el plano transversal al campo magnético permanente Bo, es
proporcional a la cantidad de atomos de hidrogeno presentes en las muestras, donde cada uno
posee un tiempo caracteristico de relajacion transversal Tz. La sefial que se registra en el equipo
RMN es una curva que corresponde a la suma de maltiples decaimientos exponenciales.

De la curva correspondiente la relajacion magnética transversal se obtiene, aplicando un
procedimiento matematico denominado Transformada Inversa de Laplace, una curva de
distribucion Tz (Figura 2.20) de la cual se obtiene la mayor cantidad de informacion petrofisica

que proviene de RMN B,
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Figura 2.20. Proceso de inversién matematica.

2.8.4 RMN en laboratorio

Para el analisis Petrofisico con RMN las pruebas de laboratorio desempefian un factor importante
permitiendo validar y generar medidas, aumentando asi la confiabilidad de los datos obtenidos
en mediciones de campo, tanto en rocas como en fluidos.

Las medidas en el laboratorio se realizan en base a ripios y muestras de ndcleos que sean lo mas
representativo de la formacion en- estudio, esto permitirad tener un analisis adecuado de acuerdo a
las caracteristicas de cada caso, evitando de este modo trabajar con parametros generales; lo cual
provocaria una desviacion entre los resultados obtenidos y los valores reales que caracterizan a la
formacion.

Entre las aplicaciones y datos mas relevantes que se pueden obtener con la técnica RMN en el

estudio de yacimientos se tienen:

Estimacion de la permeabilidad.

Saturacion de agua irreducible.

Porosidad total, efectiva y asociada a las arcillas (independiente de la litologia).
Distribucién del tamafio de poros.

Saturacion de fluidos producibles.
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Prediccion de la productividad.

Determinacion de facies litologicas y petrofacies.

Identificacion de tipos de fluidos contenidos en el espacio poroso.
Estimacion de la viscosidad de los fluidos.

Evaluacion de yacimientos de muy baja resistividad.

Evaluacion efectiva de yacimientos carbonaticos.

Deteccion de gases en yacimientos muy arcillosos o de litologia compleja.

Determinacion de contactos entre fluidos.
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CAPITULO I1I

METODOLOGIA EXPERIMENTAL

En este capitulo se plantea la descripcion de la metodologia utilizada para desarrollar y alcanzar los
objetivos de esta investigacion. En la Figura 3.1 se presenta de forma esquematica la metodologia
empleada.
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Figura 3.1. Metodologia experimental.

3.1 SELECCION DE MUESTRAS

Las muestras elegidas para el desarrollo del trabajo, son de dos tipos: consolidadas y no
consolidadas.

Muestras consolidadas:

Diez (10) muestras provenientes del Campo Perla, el cual esta localizado al norte del estado Falcon,
especificamente al oeste de la Peninsula de Paraguana, dentro del Bloque Cardén IV (Figura 3.2).

Esta area comprende una regién dentro de aguas territoriales y superficiales del Golfo de Venezuela.

Figura 3.2. Ubicacion Campo Perla.

De este campo gasifero se trabaja con muestras de los pozos A-1y A-2. En la Tabla 1 del Apéndice
A, se muestran los valores disponibles originados a partir de pruebas convencionales (porosimetro y
permeametro a gas) del Pozo A-1.

Del mismo modo, la Tabla 2 (Apéndice A) contiene los datos disponibles del Pozo A-2.

Diez (10) muestras provenientes del Campo Travi, Pozo O-1, el cual se ubica en el area noroeste del
estado Monagas, mas especificamente a 5 Km de la poblacién Punta de Mata (Figura 3.3).
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Figura 3.3. Ubicacion Campo Travi.

En la Tabla 3 del Apéndice A se exponen los datos disponibles derivados de pruebas convencionales

(porosimetro y permeametro a gas).

Muestras arenas no consolidadas:

Ocho (08) muestras de arena sintética, preparadas con la intencion de simular las propiedades
petrofisicas que se encuentran en el Campo Petrocedefio, el cual se ubica en la Faja Petrolifera del

Orinoco, dentro del Blogue Junin, al suroeste del estado Anzoategui (Figura 3.4).

Figura 3.4. Ubicacion Campo Petrocedefio.
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Las arenas sintéticas se fabrican con unas proporciones determinadas de sus componentes y brindan
mejor uniformidad, suministrando un rango de porosidad y permeabilidad mayor a las que ofrecen
las arenas naturales. La arena seleccionada cuenta con la composicién mostrada en la Tabla 3.1.

Tabla 3.1. Composicion de arena sintética (Campo Petrocedefio).

Cuarzo 98,67
Pirita 1,23
Otros 0,10

3.2 PREPARACION DE MUESTRAS

Esta es una etapa fundamental para llevar a cabo el proceso experimental que se requiere, con la
mayor eficiencia posible, debido a que la preparacion de la muestra implica la construccion del
sistema adecuado que se desea modelar. Esta fase esta constituida por el empaque de muestras
arenas no consolidadas, limpieza de muestras, secado de muestras, identificacion de muestras,
registro de medidas fisicas, medicion de porosidad y permeabilidad, saturacion con agua de

formacidén y congelado de muestras.

3.2.1 Empaque de muestras arenas no consolidadas

El empaque inicial de las muestras no consolidadas se realiza segun el procedimiento establecido en
los laboratorios de PDVSA-Intevep (Instructivo Técnico: Empaque de Muestras no consolidadas.
EYEE-IT-002). Dicho procedimiento consiste en envolver con papel de niquel la arena, previamente
humedecida con agua destilada, y compactarla usando las herramientas que se visualizan en la
Figura 3.5. La arena compactada en forma de cilindro queda sellada en sus extremos por la
colocacion de dos mallas metalicas de diferentes aperturas, que tienen la propiedad de dejar pasar
cualquier tipo de fluido a través de la muestra, siendo la malla interna la mas fina para impedir

pérdidas de granos pequefios y la externa la mas gruesa para darle consistencia al tapon.
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Figura 3.5. Herramientas para empacar muestras arenas no consolidadas.

Como se requiere que las muestras empacadas cuenten con la forma convencional de los tapones de
ndcleo y una estructura fija, se hace necesario el uso de una celda de confinamiento a través de la
cual las muestras arenas no consolidadas son presurizadas, con una presion que por lo general no
excede la mitad de la presion que éstas soportaron en el pozo. Para este estudio se trabaja con una
presion de confinamiento de 1200 psi. La celda utilizada cuenta con una bomba de confinamiento
Modelo Teledyne Isco 500D. El proceso de confinamiento consiste en introducir la muestra
previamente empacada en una manga de goma e insertar en los extremos un tope metalico superior y
uno inferior, de modo que estos hagan sello. El sistema se coloca dentro de la celda de
confinamiento, se aflade agua hasta cubrirlo completamente y se acopla la rosca superior de la celda.
Luego, a través de la bomba se comienza a proporcionar presion mediante el llenado de la celda con
el fluido de confinamiento hasta alcanzar el valor deseado (presién establecida), y una vez alcanzado
este valor, se detiene la bomba y se retira la muestra de la celda. En la Figura 3.6 se muestra el

equipo utilizado para el confinamiento de las muestras no consolidadas.
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Figura 3.6. Equipo de confinamiento.

El resultado del proceso del empaque inicial se puede observar en la Figura 3.7. Cabe sefialar que
estas muestras no son sometidas al proceso de limpieza, debido a que la arena usada por ser sintética

se encuentra totalmente limpia.

Figura 3.7. Muestras con empaque inicial.

Seguidamente es necesario secar las muestras, identificarlas, registrar sus medidas fisicas,
determinar su porosidad y permeabilidad absoluta, saturarlas con agua de formacion, congelarlas
(cada uno de estos procesos sera descrito con detalle mas adelante) y luego cambiarlas de empaque,
esto Ultimo se debe a que el empaque Yy las mallas metélicas colocadas afectan en las mediciones,
alterando el campo magnético cuando las muestras son introducidas en el equipo de RMN.

Es importante resaltar que el nuevo empaque fue disefiado y desarrollado durante la realizacion de

este trabajo. Se probd con otros empaques diferentes, los cuales no resultaron eficientes.

Sistema 1: Tubo termoencogible y tapa de papel Milipore.

Falla: Las tapas absorben demasiada agua, trayendo como consecuencia picos de saturacién en las
mediciones con el equipo de RMN.

Sistema 2: Celda de plexiglas envuelta en papel plastico transparente.

Falla: Los orificios que la celda posee permiten que la arena se escape, disminuyendo el volumen de
la misma y provocando la pérdida excesiva de fluido al centrifugar.

Sistema 3: Tubo termoencogible y dos mallas plasticas.

Falla: Las mallas no brindan la consistencia necesaria a la muestra, ademdas permiten el

desprendimiento de arena.
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En la Figura 3.8 se observan los sistemas descritos anteriormente.

Sistema 1 | Sistema 2 Sistema 3

Figura 3.8. Empaques no eficientes.

3.2.1.1 Empaque 6ptimo para muestras no consolidadas

Finalmente se obtiene un disefio que cumple con todas las caracteristicas necesarias para realizar las
mediciones pertinentes, éste se encuentra conformado por un tubo transparente de material
termoencogible y en sus extremos dos mallas plasticas mas una tapa de teflon blanco que posee
perforaciones concéntricas. En la Figura 3.9 puede visualizarse los materiales y herramientas que se
emplean para este empaque.

Herramienta de
fijacidny
rotacion

Secador
industrial

Mallas de
plastico

Material
termoencogible

—_—
Tapas de teflén
con
perforaciones

Figura 3.9. Herramientas usadas para empaque final.

Para llevar a cabo el nuevo empaque, se coloca la muestra congelada junto con las mallas plasticas y

la tapa de teflon en una herramienta que permite sujetarlas y a su vez rotarlas, a medida que el tubo

de material termoencogible es amoldado al ancho de la muestra, utilizando para ello un secador
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industrial. Finalmente se extraen de la herramienta y se cortan los extremos del tubo para ajustarlo
ahora al largo de la muestra, presionando en ambos extremos tanto las mallas como las tapas. En la
Figura 3.10 se aprecia el procedimiento descrito para el nuevo empaque de las muestras arenas no
consolidadas.

Ajustey
Rotacién de la
herramienta

Colocacion de
material
termoencogible

Muestra
empacada

Figura 3.10. Empacamiento con material termoencogible.

3.2.2 Limpieza de muestras

Para realizar las mediciones en el laboratorio, es necesario limpiar previamente las muestras, con el
objetivo de extraer los fluidos residuales o contaminantes presentes en éstas. De acuerdo a las
caracteristicas que posea el nucleo, se debe seleccionar un método para la limpieza del mismo. Para
el desarrollo de este Trabajo el método utilizado es el de Destilacién-Extraccion, usando el equipo
Dean-Stark (Figura 3.11) y siguiendo la Norma ASTM G120-95.
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Figura 3.11. Equipo Dean-Stark.

Las muestras consolidadas son introducidas en el recipiente Soxhlet, que forma parte del equipo
Dean-Stark, el mismo va conectado a un balén aforado, donde se coloca el solvente a utilizar (en
este caso metanol); el balén aforado se encuentra sobre una manta de calentamiento. La limpieza
consiste basicamente en el lavado repetitivo de la muestra mediante la accion del solvente, el cual se
evapora, pasa a través de la muestra, se condensa y cae nuevamente en el balon aforado, extrayendo
asi las impurezas y residuos de crudo y otros fluidos presentes originalmente en la muestra. El ciclo
de limpieza finaliza cuando se observa que el metanol que sale por el fondo de la columna es
cristalino.

El proceso de limpieza tiene un rango de duracion determinado en funcion del tipo de muestra,
debido a que este depende de la saturacién y el tipo de fluido presente, asi como de la estructura
interna de la muestra. Para el grupo total de muestras consolidadas del Campo Travi se emplea un
tiempo aproximado de 16 horas. Es importante resaltar que las muestras del Campo Perla se

encontraban previamente limpias, por lo que no es necesario realizarles tal procedimiento.

3.2.3 Secado de muestras

Una vez que las muestras se encuentran libres de impurezas son colocadas dentro de un horno para
eliminar cualquier cantidad de solvente que todavia esté presente en la muestra. EI horno usado es
un modelo Memmert UFP 800 (apreciacion +/- 1°C) ajustado a una temperatura de 88°C (Figura
3.12). En el proceso de secado se emplea un tiempo de 48 horas para las muestras del Campo Travi.
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Para las muestras arenas no consolidadas el tiempo empleado es de 48 horas, trabajdndose a una
temperatura de 60°C.

Figura 3.12. Horno de secado.

3.2.4 ldentificacidon de muestras

Las muestras no consolidadas (Campo Petrocedefio) son identificadas mediante el codigo NC-

Numero, como se observa en la Figura 3.13, con la finalidad de diferenciarlas durante el proceso de
medicion.

Figura 3.13. Muestras arenas no consolidadas identificadas.

Para las muestras del Campo Travi, el codigo de identificacion es H-niumero y para las muestras del

Campo Perla la identificacion es solo con nameros (Figura 3.14).
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Muestra
Perla

Figura 3.14. Identificacion de muestras Travi y Perla.

3.2.5 Registro de longitud, diametro y peso

Haciendo uso de un vernier digital (apreciacion +/-0,01mm) se obtienen los valores de longitud y
didmetro para cada muestra. Por otro lado, el peso de cada una es determinado con la Balanza
Mettler PE 3600 (apreciacién +/-0,01g).

Los resultados obtenidos para las muestras en estudio, pueden visualizarse en las tablas que se
encuentran en el Apéndice B.

3.2.6 Medicién de porosidad efectiva y permeabilidad absoluta de muestras no consolidadas

La porosidad y permeabilidad de las muestras no consolidadas se obtiene de acuerdo al
procedimiento establecido en los laboratorios de PDVSA-Intevep (Instructivo Técnico: Medicion de
la porosidad y permeabilidad al aire. EPMS-PT), utilizando para ello el Equipo CMS-300, el cual se

muestra en la Figura 3.15.

Panel de lectura ]

Core Measurement ]

Porta niicleos System V 3.88

Figura 3.15. Equipo CMS-300.
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El equipo esta conformado por un porta-nicleos (cuenta con la capacidad para medir 12 muestras
por corrida), un panel donde se registran las lecturas, un conjunto de valvulas que controlan el
suministro de gas helio y gas nitrégeno, y un computador que contiene el software Core
Measurement System — Versién 3.88.

Este equipo obtiene los valores de volimenes porosos basdndose en la Ley de Boyle, ([P][V] =
constante, sobre un rango moderado de presiones) para una presion de confinamiento que debe estar
en el rango de 800 psi y 10000 psi. La muestra se coloca en una camara y luego se presuriza con gas
a la presion determinada, permitiendo que el gas se expanda dentro de un volumen grande
previamente calibrado.

El procedimiento consiste en ingresar al sistema la cantidad de muestras a medir, junto con las
caracteristicas de cada una (longitud, diametro y peso). Seguidamente, se debe indicar la presion a la
cual se realizaran las mediciones (para este estudio se trabaja con 1200 psi), luego colocar una a una
las muestras en el porta-nucleos, esperar que el equipo realice las mediciones y una vez que éstas
hayan finalizado automaticamente se detiene el ensayo. Luego se extrae del computador el reporte
con los resultados de volumen poroso, porosidad, permeabilidad al aire y permeabilidad corregida
por Klinkenberg.

En el Apéndice C, pueden observarse los valores obtenidos con el equipo CMS-300 para las
muestras no consolidadas.

Una vez determinadas las propiedades de porosidad y permeabilidad de cada muestra, se procede a
saturarlas con agua destilada por un tiempo de 24 horas, en el equipo de saturacion que es descrito
en la seccion 3.2.7.

Seguidamente, para dar una mayor consistencia a las muestras, éstas se congelan en un refrigerador
industrial (marca Energy Stars), el cual puede observarse en la Figura 3.16. Este proceso de

congelamiento se realiza a una temperatura aproximada de -15 °C y durante un tiempo de 40 horas.
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Figura 3.16. Refrigerador industrial.

Congeladas las muestras, se procede a quitarles el papel de niquel y las mallas metalicas para
realizar el cambio de empaque, segun lo descrito en la seccion 3.2.1.1.

Con este nuevo empaque las muestras son sometidas al proceso de secado por un tiempo de 24 horas
a una temperatura de 60°C, utilizando para ello el horno Memmert. Esto se realiza con la finalidad
de conocer el peso seco de las muestras antes de que sean saturadas con el agua sintética de
formacion.

En este sentido, se registra el peso de cada muestra, asi como sus longitudes y diametros. Los

resultados obtenidos son reportados en la Tabla 5 del Apéndice B.

3.2.7 Saturacion de muestras

El proceso de saturacion de las muestras debe realizarse con una solucion salina, que corresponda
con las caracteristicas del agua de formacion presente en las profundidades a las cuales fueron
extraidos los nucleos. Para el caso del Campo Perla, la composicion del agua de formacién se

muestra en la Tabla 3.2.

Tabla 3.2. Agua de formacion Campo Perla.

NaCl 24,500 1,001
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Por su parte, el agua de formacion del Campo Travi cuenta con la composicion expuesta en la Tabla
3.3.

Tabla 3.3. Agua de formacion Campo Travi.

NaCl 10,087 1,000

Ademas el crudo proveniente del Campo Travi a condiciones de yacimiento presenta las
caracteristicas mostradas en la Tabla 3.4.

Tabla 3.4. Crudo caracteristico Campo Travi.

90-110 31,400 0,868

En cuanto al Campo Petrocedefio, la formulacion del agua de formacion se aprecia en la Tabla 3.5.

Tabla 3.5. Agua sintética de formacion Campo Petrocedefio.

NaHCO; 3,7685
Na,SO4 0,0150
NaCl 2,5460
CacCl,.2H,0 0,1165
MgCl,.6H,0 0,1240
Na,COs 0,0175
KCI 0,0950

Las caracteristicas del crudo del Campo Petrocedefio son sefialadas en la Tabla 3.6.

Tabla 3.6. Crudo caracteristico Campo Petrocedefio.
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80 7,7000 1,0156

La preparacion del agua de formacion se rige por el procedimiento sefialado por PDVSA-Intevep
(Instruccion de Trabajo: Preparacion de Agua de Formacion Sintética. EYEE-1T-002). Para ello se
dispone en un balén aforado el agua destilada, se pesa la sal en la Balanza Mettler y se ubica un par
de barras imantadas. Lo primero es afadir la sal al agua destilada, luego se introducen las barras al
bal6n aforado y finalmente se coloca el balén sobre la plancha de agitacion magnética (Marca
Hotplate & Stirrer, Modelo JENWAY 1000), la cual permite agitar el contenido del recipiente hasta
finalmente lograr la disolucion de todas las sales afiadidas.

Para cada campo se preparan 2 litros de solucion salina.

Una vez que se tiene cada salmuera, se vacian en beakers diferentes y posteriormente se colocan las
muestras dentro de éstos, segun corresponda. Los beakers con los tapones sumergidos son
introducidos en & un equipo de saturacion, el cual estd conectado a una bomba de vacio que se
encarga de extraer el aire presente en los tapones y en el saturador, para asegurar de esta manera una
mejor saturacion de las muestras. La Figura 3.17 ilustra el procedimiento descrito para la

preparacion del agua de formacidn y saturacion de las muestras.

Agua destilada

Plancha de agitacidén < d % S s
magnética Cémara de vacio Bomba de vacio

en aguade

Barra imantada . .
Muestras sumergidas
formacion
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Figura 3.17. Preparacion de agua de formacion y saturacion de muestras.

Es importante mencionar que la duracion del proceso de saturacion en la cAmara de vacio, esta
influenciado por la compactacion de las muestras y la permeabilidad de las mismas. Siguiendo en
este orden de ideas, la saturacion de las muestras se considera completa, cuando el agua contenida
en los beakers que estan dentro del saturador deja de burbujear por accién del vacio sobre la
muestra.

De igual manera para este estudio, cada determinado tiempo se retiran las muestras del equipo de
saturacion y se pesan en la Balanza Mettler, con el objetivo de hacer un seguimiento del peso de
cada muestra y reconocer en qué momento estos valores se mantienen relativamente constantes.
Esto serd indicativo de que los espacios vacios de las muestras ya han sido cubiertos con agua, en
otras palabras, que las muestras se encuentran 100% saturadas.

Los resultados obtenidos para el proceso de saturacion a las muestras de los Pozos A-1y A-2
(Campo Perla), se presentan en la Tabla 1 y 2 del Apéndice D, respectivamente.

La saturacion de las muestras del campo Travi inicialmente se realiza con agua de formacién para
efectuar el proceso de drenaje primario, posteriormente son limpiadas y luego se saturan con crudo
caracteristico del campo, con la finalidad de realizar el proceso de imbibicion. La saturacion con
crudo se efectla de la misma forma usando la cAmara de vacio, pero con el calentamiento previo del
beaker con las muestras y el crudo a una temperatura de 110-120 °C. Esto se realiza cada vez que se
introduce a la camara de vacio por un tiempo prolongado para asi facilitar la saturacion. Las Tablas
3y 4 del Apéndice D muestran los resultados de la saturacion del Pozo O-1.

En cuanto a las muestras no consolidadas, se conoce que en éstas la penetracion del agua es mayor y
con mas facilidad en comparacién a las muestras consolidadas. Es por ello, que en lugar de hacer
seguimiento al peso de las muestras, se hace una Unica medicion transcurridas 48 horas para conocer
el estado de saturacion de cada una. En la Tabla 5 (Apéndice D) se reportan los resultados del
proceso mencionado.

Cuando se registran los pesos de las muestras en el proceso de saturacion, se pueden obtener
pequefias disminuciones de la saturacion en referencia a los Gltimos digitos del peso medido. Este
cambio probablemente esté asociado al secado de cada muestra antes de pesarla, debido a que al

dejar algunas gotas en la superficie de la muestra se mide de forma incorrecta un aumento del peso.
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3.3 CENTRIFUGACION 100% SATURADO

Para comprobar que las muestras se encuentran 100% saturadas, se centrifugan hasta que no se
registre cambio en el peso medido entre cada etapa del proceso. La centrifugacién se lleva a cabo
con la Centrifugadora Damon/ IEC Division, modelo EXD. Dicho equipo en su parte exterior posee
una perilla para regular la velocidad a la cual trabaja la centrifuga y en su parte interior contiene un
rotor con cuatro celdas, donde son colocadas las muestras a centrifugar.

Estas muestras son previamente introducidas en unas celdas de configuracion estandar, las cuales
son llenadas con un fluido que por efecto de rotacion de la centrifuga, penetra en la muestra. Como
en este caso lo que se quiere es verificar el estado de saturacion de las muestras, el Unico fluido
contenido en las celdas es agua de formacién o crudo, dependiendo del proceso a realizar para
determinado campo. La Figura 3.18 ilustra el proceso descrito de centrifugacion.

Celda de
desplazamiento

] [ Centrifugadora Damon ] L Rotor con cuatro celdas ]

I Muestra '~'

Porta
muestra

calibrado

Celda t =4
rotectora
I Perilla '

Figura 3.18. Proceso de centrifugacion 100% saturacién.

Es importante resaltar que al hacer rotar la centrifuga se debe mantener un balance dindmico de
masa, para esto conviene cargar las celdas opuestas de la centrifuga con la misma masa. Por lo tanto,
al sistema muestra-celda cuando es necesario se le afiaden por fuera pequefios trozos de metal,
papel, entre otros, con la finalidad de equilibrar el peso.

Aplicando velocidades entre 1000-2500 RPM en intervalos de tiempo entre 10-20 minutos se
centrifugan las muestras, esto para comprobar sus estados 100% saturados. Este tiempo es lo
bastante corto para evitar que exista saturacion excesiva 0 que se produzca un gran drenaje del
fluido en algunas zonas de la muestra (dependiendo de la permeabilidad efectiva de cada muestra),
que afecte la saturaciéon homogénea en la misma. ElI Apéndice E, contiene los resultados de este

proceso de centrifugacion para las muestras del Campo Perla, Travi y Petrocedefio, respectivamente.
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3.4 MEDICION RMN CON MUESTRAS 100% SATURADAS

Al verificarse que las muestras se encuentran 100% saturadas con sus respectivas aguas de
formacion y crudo, se procede a medir en el equipo de RMN. La superficie de la muestra es secada
de manera que no contenga fluido en exceso y asi se evita registrar una medida incorrecta,
seguidamente es envuelta en papel de plastico transparente antes de colocarla dentro de la cAmara
magnética del equipo RMN, para impedir que se derrame alguna cantidad de fluido mientras se
analiza. Luego de efectuar la medicion, la muestra es colocada de nuevo en el beaker con el fluido

de saturacién para mantener el peso 100% saturado.

3.4.1 Descripcion del equipo RMN

El equipo de Resonancia Magnética Nuclear es un sistema complejo con multiples elementos
electronicos que permiten realizar la evaluacion de nlcleos de manera no destructiva, con una gran
confiabilidad y exactitud. El sistema usado es una arquitectura modelo DRX 2 de la empresa Oxford
Instruments que consta de los siguientes elementos:

PC (adquisicion de data): Mediante el computador se controlan los médulos DRX, se supervisa la
adquisicion de data y se almacenan los datos experimentales adquiridos, haciendo uso de los
diferentes paquetes de Software RMN (RINMR y GIT). Las especificaciones minimas que debe
tener la PC de escritorio son las siguientes:

Pentium 200 MHz procesador.

Windows 95/98/2000/ NT.

16 MB de Ram minimo.

20 MB de espacio en disco.

Tarjeta de video de SVGA que soporte al menos 800x600.

Tarjeta de Ethernet estandar.

Céamara Magnética de sobremesa: Permite generar campos magnéticos sobre la muestra insertada
dentro del orificio de la camara, mediante la colocacion de un cilindro de vidrio. Posee una
frecuencia de 12MHz y debe ir conectada tanto a la PC como a la consola de médulos DRX.
Mddulos DRX: Estos mddulos permiten realizar las diversas funciones del espectrémetro RMN.
Los médulos se encuentran almacenados en una caja de 19”, tipo estante que contiene una placa
posterior en la que se inserta cada mddulo. La caja también contiene fuentes de alimentacién para

los modulos.
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Algunos modulos DRX se deben colocar en las combinaciones especificas. Ademas, cada modulo
debe ocupar cierta posicion en el plano posterior. Todo el conjunto de médulos se conoce como la
consola DRX. Los mddulos son los siguientes:

Amplificador de Radio Frecuencia (RF): Esta situada normalmente debajo de la consola DRX.
Existen dos tipos de amplificadores RF que se pueden usar en el equipo, uno de baja potencia
(25Watts) o uno de baja y alta potencia (25 a 300 Watts).

Pre-amplificador: Esta unidad se encuentra ubicada a distancia de los mddulos DRX de
adquisicion y de la PC, en una caja aparte, usualmente colocada debajo del amplificador de RF. El
preamplificador proporciona la ampliacion de la sefial de RMN entre la sonda RF y el receptor
DRX.

Unidad Principal de Activacion: Esta colocada por debajo del preamplificador. Es usada para
sincronizar la sefial RMN mejorando los registros de imagenes y los experimentos en condiciones
donde existan fluctuaciones de la sefial de RMN.

Shim PSU: Se utiliza para ajustar la homogeneidad de un campo magnético. Shim (cufia), su
nombre se debe a las cufias mecanicas que se utilizan para ajustar la posicion y el paralelismo de las
caras de los polos de un electroiman.

Fuente de alimentacion del magneto (Imén): Es usado para estabilizar térmicamente la camara
magnética de sobremesa a una temperatura de 35°C, permitiendo asi precisar los experimentos
RMN.

Control de temperatura variable (VT): Permite realizar los experimentos RMN a diferentes
temperaturas. Este provee el poder para calentar el elemento (gas) dentro de la cAmara magnética.
Esta unidad tiene dos controladores de temperatura, uno para regular la temperatura del gas y otro
para proteger el calentador dentro de la camara magnética de sobremesa.

Amplificadores de gradiente: Son dispositivos que amplifican las sefiales que provienen del
espectrometro y del Amplificador RF, y los envian a una bobina que esta dentro del iman principal
para crear la resolucion adecuada.

Chiller: Se utiliza el recirculador NESLAB Merlin M25, disefiado para proporcionar un suministro
continuo de fluido de refrigeracién a una temperatura de 20°C y volumen constante, a través de la
Camara Magnética. El “Chiller” consta de un sistema de refrigeracion, intercambiador de calor de
placas, bomba de recirculacién, depésito de polietileno; y un controlador de temperatura. En la

Figura 3.19 se muestra el equipo RMN con todos elementos esenciales.
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Figura 3.19. Equipo de Resonancia Magnética Nuclear (RMN).

3.4.2 Calibracién del equipo RMN

La calibracion diaria del equipo se realiza con los dos paquetes de software RMN (RINM y GIT)
usados en las instalaciones de PDVSA-Intevep. Se comienza introduciendo una muestra de aceite en
la cdAmara magnética, con un volumen aproximado de 64,06 ml (izquierda de la Figura 3.20); se
inicia el software Resolution Imaging Nuclear Magnetic Resonance (RINMR) y mediante
secuencias de adquisicion se establece la resonancia del magneto, se centraliza el campo magnético
en la muestra usando la antena de la cAmara magnética y se establecen los angulos y la frecuencia de

resonancia. Luego se cierra el programa y se extrae la muestra de aceite.

Anillo para sujetar
el cilindroen la
Camara Magnética

Muestra GIT de
18,08 ml

[ Volumen de aceite

Muestra GIT de
5,70 ml

Figura 3.20. Muestras de calibracion.
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Seguidamente se inicia el software Green Imaging Technologies (GIT) y se introduce la muestra de
calibracion suministrada por GIT, segun el volumen de las muestras a evaluar (derecha de la Figura
3.20), en este caso se usa la muestra de 5,70 ml. Desde la seccion Tools, se llama nuevamente al
software RINMR para establecer la centralizacion del campo magnético en la muestra de la misma
forma que se hace con la muestra de aceite; posteriormente se cierra el programa RINMR vy se
ingresa en la seccion Systems del GIT. Luego en esta seccion se elige la opcién Calibration y se
corre la calibracion en el boton Run. Después de siete minutos aproximadamente se termina la
calibracion y el equipo esté listo para comenzar las mediciones, en la Figura 3.21 se puede observar
el procedimiento para la calibracién.

En referencia a la calibracion por primera vez del software GIT, esta tiene una duracion mucho mas
larga para cada muestra suministrada, de tal manera que todos los datos que acomparian la muestra
(T1,Tz, Volumen, etc.) se verifiquen en el proceso de calibracion. Este es un paso fundamental para

analizar y evaluar correctamente cada grupo de muestras.

Centrar Campo Magnético Ajustar Resonancia Ajustar angulos

Seccién Tools Correr RINMR Seccién System

. Syem Mo

Fhid Mansger. - ,

% System Heath,
Custom Acqustion Test

Regitered Owner, NR Hardware,

[ S =

Prefecences

------- Usar Muestra de aceite
——————— Usar Muestra GIT

Seccidn System
Calibration.
Ejecutar Run

Figura 3.21. Procedimiento para la calibracion del equipo RMN.

76



Metodologia experimental

3.4.3 Secuencia de medicion

Inicialmente cuando la muestra se encuentra 100% saturada, se procede a realizar la evaluacion con
RMN, para esto se ingresan los datos de cada muestra en el software GIT (Figura 3.22), los cuales
son obtenidos previamente haciendo uso de métodos convencionales. La hoja digital de datos debe
contener todas las propiedades especificas que describen el tipo de muestra que se quiera analizar,
entre estos se encuentran las medidas fisicas de la muestra, el peso, la permeabilidad, la porosidad y
la profundidad a la cual fue tomada. Todos estos datos son usados para cada una de las pruebas de
adquisicion RMN y luego para el procesamiento de las mismas, con el fin de obtener las curvas de

Pc y Kr deseadas.
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Figura 3.22. Datos ingresados en el software GIT.

La secuencia de pruebas de adquisicion que se realizan usando el software GIT es la siguiente:

Tiempo de decaimiento Tz : La adquisicion de la curva de decaimiento transversal Tz es usada
para obtener la distribucién de tamafio de poro y esta directamente relacionada con la porosidad de
la muestra. Cuando se corre esta prueba se deben ingresar parametros especificos como el TAU,
T2 Méx, Nimero de Ecos, y Tiempo de Espera (RD). En las muestras estudiadas el parametro que
mas se varia es el T2 Max, relacionado directamente con el RD (RD=7,5*Tz Méx). En la Tabla 3.7

se muestra el rango de valores usado para cada parametro.
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Tabla 3.7. Parametros usados en prueba Tz 100% saturado.

RD (ms) 2250-6000 3750-5250 3750
TAU (ms) 0,101 0,101 0,103
T2 Méx (ms) 300-800 500-700 500

Numero de ecos

12376-19802

12255-16509

12136-12626

Las curvas de decaimiento Tz obtenidas para cada grupo de muestras se pueden visualizar en el

Apéndice F.

Tiempo de decaimiento T1: La curva de decaimiento longitudinal T1 también es usada para
obtener la distribucion de poro y esta asociada al tiempo de magnetizacion total de la muestra, es por
ello que la duracién de esta prueba es mayor en comparacion a la prueba de adquisicion de T1 y se
usa como prueba comparativa a los resultados obtenidos por esta. Los valores ingresados para cada

parametro se visualizan en la Tabla 3.8.

Tabla 3.8. Parametros usados en prueba Ty 100% Saturado.

RD (ms) 750-2000 1500-2500 2500-3750
NSA 16-32 16 16
T1 max (ms) 150-400 300-500 500-750

En el Apéndice G se observan las curvas de decaimiento T1 resultantes para cada campo.
Distribucion de difusion: Esta prueba mide el coeficiente de difusién de fluidos presente a lo largo

de la muestra, haciendo posible diferenciar el movimiento de cada fluido dependiendo de su

composicion. Cada parametro ingresado para esta prueba se muestra a continuacion en la Tabla 3.9.
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Tabla 3.9. Parametros usados en prueba de distribucidn de difusién 100% saturado.

RD (ms) 1000 1000 1000-1500
NSA 16-32 16 16
Duracion del gradiente (ms) 7 7 7

Las curvas de distribucion de difusion obtenidas se encuentran en el Apéndice H.

Perfil de Saturacion: Mediante esta prueba se obtiene un perfil unidimensional de saturacién en la
muestra y es requerido para determinar la curva de presion capilar (Pc}. Para obtener un buen perfil
de saturacion se debe someter la muestra a un régimen de saturacion constante durante un tiempo

determinado y realizar la calibracion correcta en el equipo; al medir con RMN el resultado del perfil

tipico debe ser muy parecido al presentado en la Figura 3.23.
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Figura 3.23. Perfil de saturacién 100% saturado. Tomado de Manual GIT, 2012.

Los parametros que son definidos e ingresados para realizar un perfil de saturacion son los

expuestos en la Tabla 3.10.
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Tabla 3.10. Parametros usados en prueba de perfil de saturacion (100% saturado).

RD (ms) 2000-3750 3750 3750
NSA 16-32 16 16
Campo de vision (cm) 7-10 7 7

Los diferentes perfiles obtenidos para las muestras 100% saturadas se pueden visualizar en el

Apéndice 1.

3.5 CENTRIFUGACION POR ETAPAS

Luego de realizar las mediciones iniciales de las muestras con RMN, se comienza el proceso de
drenaje primario o el proceso de imbibicion mediante el uso de la centrifuga. Para esto se colocan
las muestras dentro del equipo a una velocidad y tiempo establecido. El tiempo y la velocidad de
rotacion para cada tipo de muestra varia, basicamente por el tipo de sistema que éstas representan
(alta o baja permeabilidad y porosidad). Los valores de tiempo y velocidad fueron seleccionados
luego de diversas pruebas preliminares realizadas con los sistemas seleccionados para el trabajo.

La centrifugacion por etapas en el presente trabajo consiste en centrifugar la muestra a una
velocidad baja por un tiempo seleccionado, inmediatamente después se extrae la muestra de la
centrifuga, se reporta el peso y se ingresa al equipo RMN para realizar las medidas en proceso de
Drenaje o Imbibicién. Esta medicion se ejecuta de manera rapida debido a que puede producirse una
imbibicion natural en la muestra luego de la centrifugacion y perder fluido, lo cual afectaria
directamente la curva de Pc obtenida.

Finalizada la medicion con el equipo RMN, se reinicia el proceso de centrifugado aumentando la
velocidad de rotacién (RPM) con la finalidad de obtener varios puntos de desplazamiento de fluido a
medida que se va aumentando la velocidad de rotacion en cada etapa, hasta alcanzar la saturacion

irreducible del fluido. El proceso de centrifugacion para cada grupo de muestras es el siguiente:
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Drenaje primario muestras Perla

Una vez que las muestras 100% saturadas son medidas en el espectrometro RMN, se mide su peso
en grupos de 4 muestras y se colocan en la centrifugadora, de tal forma que el rotor quede
equilibrado en peso. La centrifugacion que se realiza para las muestras del Campo Perla es un
drenaje primario aire/agua (debido a que representa adecuadamente el sistema de este campo
gasifero), es decir el fluido que desplaza es el aire. Para realizar este proceso no se usa ningun tipo
de celda, solo se coloca la muestra envuelta en servilleta de papel dentro de la centrifuga (Figura
3.24).

Cara tapa con
servilleta

Zona humedecida,
confirma Direccion de
desplazamiento desplazamiento
Agua/aire

Cara destapada para
entrada aire

Figura 3.24. Muestra Campo Perla preparada para centrifugar.

El equipo usado para centrifugar estas muestras es un modelo Ultracentrifuga Sorvall RC-5B, el
mismo posee la capacidad de rotar a altas velocidades (hasta 21000 RPM) mediante la colocacién de

diferentes rotores (Figura 3.25).

Perillade RPM y )
tiempo

Tablero de Control

3

9 Tapa del rotor

Rotor GSA

Compuerta
hermética

Figura 3.25. Ultracentrifuga RC5B.
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El rotor usado es un modelo GSA con 6 orificios para colocar las muestras y puede alcanzar hasta
16000 RPM. Un factor importante es que el rotor tiene un &ngulo de inclinacion de 28°, por ello la
distancia del centro del rotor a la base de la muestra varia, segun la altura a la que esté colocada la
muestra dentro del orificio. La distancia usada en este trabajo es de 14,63 cm, la cual es la mayor
que puede ofrecer el rotor. En referencia a los tiempos de centrifugacion para las muestras de este
campo, son uno de los mas cortos de todo el estudio; basicamente por el tipo de sistema poroso y los
fluidos involucrados. Las Tablas 1 y 2 del Apéndice J, muestran los resultados obtenidos durante el

proceso de centrifugacion de los pozos A-1y A-2, respectivamente.

Drenaje e imbibicion muestras Travi

Inicialmente se realiza un drenaje primario crudo/agua en donde las muestras una vez que se
encuentran 100% Sw son colocadas dentro de las celdas de desplazamiento nombradas en el
apartado 3.3 (Figura 3.18), y son llenadas con crudo, el cual es previamente calentado y se encuentra
a una temperatura de 100°C al momento de comenzar la centrifugacion; permitiendo asi disminuir la
viscosidad y mejorar la movilidad del crudo. El desplazamiento se realiza usando la Ultracentrifuga
URC-628 (Figura 3.26), la cual posee un rotor de 3 espacios para colocar las celdas de
centrifugacion, permite alcanzar velocidades de hasta 16500 RPM, puede trabajar con ajustes de
temperatura y posee una luz estroboscépica para visualizar el desplazamiento sin detener la

centrifugacion.
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Figura 3.26. Ultracentrifuga URC-628.

Dicho equipo permite aplicar la fuerza centrifuga necesaria para desplazar el agua dentro de la
muestra, ya que se requiere de alta velocidad de rotacion para alcanzar la saturacion irreducible del
fluido que satura, pues como se ha mencionado anteriormente las muestras de este campo
pertenecen a sistemas de rocas alta rigidez. En la Figura 3.27 se puede verificar como ocurre el
proceso de drenaje en la celda de configuracion estandar, en el paso 1 se encuentra el proceso de
centrifugacion con 4000 RPM, paso 2 con 6000 RPM y paso 3 con 10000 RPM.

l Antes de Centrifugar

Figura 3.27. Celda de desplazamiento con agua desplazada.
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La cantidad final de agua obtenida debe ser aproximada al volumen de saturacion 100%,
considerando que una cierta cantidad queda dentro de la muestra como saturacion irreducible.

Los resultados de este proceso de centrifugacion, para 3 muestras seleccionadas del grupo, se
encuentran en la Tabla 3 del Apéndice J.

Para trabajar el proceso inverso, imbibicién agua/crudo, las muestras son saturadas previamente con
crudo y calentadas a 100°C antes de ser introducidas en la celda. En este proceso se utiliza otro tipo
de celda de desplazamiento diferente a la estandar, que permite observar la cantidad de crudo
desplazado en el tope de la misma. La disposicion de la celda de configuracion invertida se puede
observar en la Figura 3.28. Ademas las muestras son calentadas a 100°C para mejorar y mantener

las condiciones de desplazamiento del crudo similar a lo que ocurre a condiciones de campo.

Tubo calibrado
Muestra

Porta muestra

Celda
protectora

Bialal

Figura 3.28. Celda de configuracion invertida.

El proceso de imbibicidn se realiza con la misma Ultracentrifuga URC-628, aungue no es necesario
alcanzar tan altas velocidades de rotacion como ocurre en el proceso de drenaje, debido a que se
tiene mejor facilidad de desplazamiento relacionado a la diferencia de densidad entre fluidos y a la
disminucion de viscosidad por la temperatura. En la Figura 3.29 se verifica el proceso de imbibicion

con la celda de desplazamiento.
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| Luego de 1000 RPM l Luego de 2000 RPM l Luego de 3000 RPM ]

Crudo desplazado

Figura 3.29. Celdas de imbibicion con crudo desplazado.

La Tabla 4 del Apéndice J expone los resultados obtenidos en el proceso de imbibicion para las 3
muestras analizadas.

Tambiéen se realiza el proceso de drenaje primario aire/agua y aire/crudo. Para proceder con esta
etapa, las muestras deben ser saturadas previamente con su respectivo fluido (agua o crudo), luego
son envueltas en servilletas de papel y se posicionan dentro de los envases de la centrifuga. La
centrifuga usada para estos desplazamientos es un modelo Harrier 15/80 (Figura 3.30), que posee un

rotor para cuatro envases con un limite de velocidad de rotacion de 4500 RPM.

Cerrojo/Tapa

Panel de
visualizacion

Panel de Control

Rotor con envases

Figura 3.30. Centrifuga Harrier 15/80.
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En la Figura 3.31 se puede observar como son colocadas las muestras dentro del envase, la servilleta
permite proteger la muestra de las paredes del envase y ayuda a verificar el desplazamiento, al

exponer el fluido desplazado cuando humedece la misma.

Envase de la
Centrifuga

-

Servilleta de papel

-

Muestra Saturada

Figura 3.31. Colocacion de la muestra antes de centrifugar.

Los resultados del drenaje aire/agua y del drenaje aire/crudo se pueden visualizar en las Tablas 5 y

6, respectivamente del Apéndice J.

Drenaje e imbibicion muestras no consolidadas

De acuerdo a estudios anteriores realizados en el area de Petrocedefio, se sabe que el yacimiento
presenta una condicion natural de mojabilidad al crudo, lo cual se atribuye a los compuestos polares
(asfaltenos y resinas) que se encuentra en el mismo depositados sobre la superficie mineral, hecho
caracteristico de los crudos pesados y extrapesados. Por esta razon, se efectia el desplazamiento
crudo/agua para el proceso de imbibicidn en las muestras seleccionadas.

Para este proceso las muestras deben ser inicialmente saturadas hasta alcanzar el estado 100% agua,
posteriormente se introduce cada muestra en las celdas de configuracion estandar para ser llenadas
con crudo del campo y se ingresan en la centrifuga Damon/ IEC Division. El proceso de
desplazamiento que se produce puede visualizarse en la Figura 3.32, donde el agua es desplazada

progresiva y homogéneamente por la accion del frente del crudo extrapesado.
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-

Agua desplazada

Crudo que
desplaza el agua

Figura 3.32. Desplazamiento del agua por accién del crudo.

Para verificar que el desplazamiento del crudo se realiza a lo largo de toda la muestra y ocupando el

volumen disponible, se efectuaron una serie de cortes transversales a la muestra NC-1 (Figura 3.33).

Figura 3.33. Corte transversal de la muestra NC-1.

Los resultados de la centrifugacion para el proceso de imbibicién agua/crudo se encuentran en la
Tabla 7 del Apéndice J.

También se estudia el comportamiento aire/agua para otro grupo de muestras del Campo
Petrocedefio. Esto se lleva a cabo usando la misma centrifuga Damon/IEC Division y con el mismo
procedimiento descrito (muestras envueltas en servilletas). En la Figura 3.34 se observa la
saturacién final de agua presente en la muestra, luego de varios incrementos de velocidad de

rotacion en cortos periodos de tiempo.
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B
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Figura 3.34. Muestra no consolidada luego de centrifugacion aire/agua.

Luego de finalizado el proceso de centrifugacion, se obtienen una serie de resultados que se reflejan
en la Tabla 8 del Apéndice J.

3.6 MEDICION RMN EN PROCESO DE DRENAJE O IMBIBICION

Al finalizar cada etapa de centrifugacion de una muestra, ésta debe ser medida en el equipo RMN y
asi registrar el respectivo perfil de saturacion a una velocidad de rotacion establecida, que permita
mas adelante obtener la curva de presion capilar. Para esto es indispensable ingresar una serie de
datos en el software GIT, correspondiente a cada etapa de centrifugacion (Figura 3.35); esta hoja de

datos se convertira en el estado de la muestra a la velocidad (RPM) fijada.

G Add or Edit a Sample State (]

Sample States: I= -{ Etiqueta del estado
ot Name': |RPM-S000 ' |
Undefined i ~ Masa luego de
100% Sw Mass (g): u centrifugacion
z::ﬁﬂm Detected Fluid: | wetting a =
REM-1500 Wetting Fluid : [water = -{ Fluido a detectar
RPM-2500 . ,4—
Aot ao00 Non-Wetting Fluid : [Arr |
RPM-3500 Pc Curve Type: |Frimary Orainage -
RPM-4000 A —] Fluido mojante
Radial Distance to Outlet Face (cm): |]4.63 Al |
Centrifuge Rotational Speed (rpm): 5000 &
Rel. Wet. - NonWet. (cmy: [0 -{ Fluido no majante
Relaxivity Value (umims): 0.0 | .
Tempersture (): [25 | { Tipo de curva de Pc
’—‘* Y
Pressure (psi): |0 e i
Description: |5 1y [ Distancia radial
= — entre rotor y
L muestra P
[ copy [ pefete Sri—rmmir—y { Temperatura
[ Presion y otros
o [Comneer ] .

Figura 3.35. Datos de estado de la muestra.
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Luego de ingresados los datos antes mencionados, se realiza la prueba de adquisicion de perfil de
saturacion a cada etapa de centrifugacion, con el objetivo de contar con varios puntos de
desplazamiento para la construccién de la curva de presion capilar. La medida del perfil de
saturacion debe ser rapida para evitar que se produzca redistribucion de los fluidos luego de que la
muestra es retirada de la celda y liberada de la presion de centrifugacion. Los pardmetros utilizados
para la prueba de perfil de saturacion luego de centrifugacion se muestran en la Tabla 3.11.

Metodologia experimental

Tabla 3.11. Parametros de prueba perfil de saturacion luego de centrifugacion.

RD (ms) 2000-3750 500 500-3500
NSA 16-32 16 16
Campo de vision (cm) 7-10 7 7

Al finalizar todas las etapas de centrifugacion con sus correspondientes perfiles de saturacion, es

posible obtener mediante el equipo RMN una imagen que permite visualizar el conjunto de perfiles

realizados (Figura 3.36).

Porosity (p.u.)

Perfiles de Saturacion

AT 43 A5 4 AT 23 2B 2 AT A3 AB A AT 43 45 § A3 83 AT 1 15 15 173 @ 15 I35 i7m 3 A5 13 Am

Position in Field of View (cm)

Figura 3.36. Perfiles de saturacidn luego de centrifugacion.
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Los perfiles de saturacion resultantes luego de cada centrifugacion se pueden visualizar en el
Apéndice I.

En el dltimo proceso de centrifugacion de cada muestra se toma una prueba de adquisicion de la
curva de distribucion Tz, que correspondera a la curva en el estado de saturacion irreducible y
permitird determinar las propiedades petrofisicas RMN del conjunto de muestras. Los pardmetros
definidos para esta prueba son los mostrados en la Tabla 3.12.

Tabla 3.12. Parametros de prueba Tz luego de centrifugacion (Swi).

RD (ms) 1500-4500 3750 3750
TAU (ms) 0,101 0,102 0,102-0,104
T2 max (ms) 200-600 500 500
Numero de ecos 5000-12376 12255 12255

Las curvas de distribucion Tz en estado de saturacion irreducible se encuentran en el Apéndice F.

Por otro lado, antes de realizar las mediciones de drenaje o imbibicion de las muestras del Campo
Travi, se preparan varios escenarios que reflejan la condicién del desplazamiento crudo/agua de este
sistema (Figura 3.37), con el objetivo de conocer cudl es la respuesta en el equipo RMN. Estos tres
escenarios plantean varios capilares que simulan un momento determinado en el desplazamiento de
los fluidos dentro de la muestra, cada tubo representa un capilar de volumen total 15,585 ml, que

contiene una cantidad de volumen especifico de cada fluido (25%, 50%, 75%).
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Volumen de 75%
Aguay 25% crudo

~ Volumen de 50%
Aguay 50% crudo

Volumen de 25%
Aguay 75% crudo

Figura 3.37. Capilares representativos del Sistema de fluidos Travi.

Luego de analizar estas muestras se obtienen los perfiles de saturacion caracteristicos de estos
fluidos, lo cual es fundamental para ver la diferencia entre la sefial del agua y la del crudo;
conociendo entonces cdmo se refleja el desplazamiento crudo/agua o viceversa, asi como los
tiempos necesarios para la magnetizacion de las muestras. Los resultados de los perfiles de
saturacion de estos escenarios se pueden visualizar en la Figura 3.38, donde se ve una sefial bastante

diferenciada entre el crudo y el agua del Campo Travi.

25% crudo 75% Agua | I 50% crudo 50% Agua l 75% crudo 25% Agua ]
(\ - F—a 1 ZEEN
It | I
| i Agua }
|| 1 : | (IF ‘
| S | B RS §
¥ = NI AN T a1 N haL]

[ ) v A i
Pasitionin Flald of W [em] Wesition In Fisid of Visw [cin] Poitien n Flald of View fem)

Figura 3.38. Perfiles de saturacion evaluados en los capilares representativos.
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3.7 OBTENCION DE PROPIEDADES PETROFISICAS, CURVAS DE PRESION CAPILAR
Y PERMEABILIDAD RELATIVA

Una vez realizadas todas las pruebas de adquisicion necesarias (T1, Tz, perfil de saturacion, etc.), se
comienza con el procesamiento de los datos. En esta fase se trabaja con el software y los distintos
modelos tedricos que permiten obtener la permeabilidad absoluta, porosidad total, porosidad
efectiva, presion capilar y permeabilidades relativas.

Propiedades petrofisicas

El primer paso es realizar el anélisis de la curva de distribucion T2 de cada muestra, para esto se
ingresa en la seccion Process de GIT y se toma de cada muestra la curva Tz 100% saturada y la
curva T2 en estado irreducible. Seguidamente, se seleccionan los parametros de procesamiento, se
escoge el modelo de permeabilidad absoluta que mejor ajuste presente, en este trabajo se eligio el
modelo de Coates con cut-off, cuya formula se encuentra en el Apendice K (Ecuacion K.1). Se
derivan los coeficientes del modelo, los cuales se utilizan al calcular posteriormente la
permeabilidad, en la opcién computo de permeabilidad del software. De esta manera se obtiene la
curva de analisis de Tz junto a los valores de permeabilidad absoluta, permeabilidad efectiva, el
indice de fluido libre (FFI), porosidad asociada a las arcillas, entre otras (Figura 3.39). Este mismo
procedimiento puede realizarse con la curva T1 para corroborar resultados. Todos los resultados
graficos y numéricos para cada muestra de esta etapa se encuentran en los Apéndices L y M,

respectivamente.
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Figura 3.39. Proceso de analisis de la curva Tz,

Curva de presion capilar

Las curvas de presion capilar (Pc) son obtenidas a partir de los perfiles de saturacion de cada
muestra mediante el método Presion Capilar GIT-CAP. Dicho procedimiento consiste en seleccionar
el perfil de saturacion cuando la muestra se encuentra 100% saturada y un conjunto de perfiles de
saturacion luego de varios procesos de centrifugacion (Figura 3.40). Seguidamente, se determina la
saturacién como funcion del radio S(r), al dividir el perfil de 100% saturado, con cada perfil luego
de centrifugacion y se grafica junto con la Pc calculada usando la ecuacidon de Hassler-Brunner de
presién capilar en funcién del radio Pc(r). Luego, la curva obtenida es parametrizada mediante el
uso de modelos de Pc, como el modelo de Brooks Corey, Thomeer o Van Genuchten, calculando

ademas el error asociado a cada modelo para obtener el mejor ajuste.
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Figura 3.40. Seleccion de perfiles de saturacién.

La ecuacion de Hassler-Brunner se encuentra en el Apéndice K (Ecuacion K.2) y relaciona la
velocidad rotacion de la centrifuga, los radios, las densidades de los fluidos y la distancia de
centrifugacion.

El modelo de parametrizacion de la Pc usado en este trabajo es el modelo de Brooks Corey, debido a
que permite obtener el mejor ajuste de las curvas. Este modelo fue seleccionado sobre los restantes,
luego de realizar varias pruebas comparativas con todos los modelos de Pc disponibles en el
software (Apéndice N). En referencia al error asociado al modelo, se usa el ajuste ortogonal cuya
expresion se encuentra en el Apéendice K (Ecuacion K.3).

Una vez se realice el proceso anterior el resultado de la curva de presion capilar es muy similar al
que se muestra en la Figura 3.41. Esta curva de Pc depende de la precision y de la manera en que se

realicen las pruebas de adquisicion de los perfiles de saturacion.
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Figura 3.41. Curva de presion capilar obtenida en el proceso.

Las curvas de presion capilar arrojadas por el Software GIT para cada grupo de muestras estudiadas
se pueden visualizar en el Apéndice O.

Ademas un proceso clave en la obtencidn de las curvas de Pc (Apéndice P) es seleccionar los puntos
adecuados (perfiles saturacion) para construir la curva, un ejemplo de esto es seleccionar los
perfiles obtenidos con la primera velocidad de rotacién, otro con la velocidad de rotacion media y un
altimo con la velocidad de rotacion maxima; con la finalidad de que la curva resultante tenga un
ajuste adecuado al sistema de roca que representa. Dicha secuencia es seleccionada de esta manera
luego de realizar el analisis de la curva de Tz y obtener el volumen residual de agua, con el cual se
calcula la saturacion residual en la muestra. Entonces esta saturacion calculada debe ser muy
cercana a la que se tiene con la curva de Pc determinada partiendo de diferentes combinaciones de
perfiles. Este analisis se confirma después de comparar las curvas de Pc reportadas anteriormente
del Campo Perla, que han sido determinadas por otros métodos (pruebas de intrusién de mercurio y
centrifugacion) y de tal forma obtener saturaciones que correspondan a valores reales. Las
comparaciones realizadas se encuentran en el Apéndice N.

Adicionalmente se determina la relaxividad para cada muestra, partiendo de la curva de distribucion
T2 y la distribucion de garganta de poro, con el objetivo de analizar el comportamiento de los
tamafios de poros y su relajacion magnética para relacionarlo con la forma y distribucién de poro
que presenta cada muestra. La relaxividad es obtenida al procesar la curva de distribucién de tamafio

de poro, determinada mediante la ecuacién de radio de poro, que se encuentra en el Apéndice K
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(Ecuacién K.4). Esta curva de tamafio de poro luego es fusionada con la curva de distribucién Tz ,
en la seccion Process del software GIT, permitiendo asi conocer la relaxividad de la muestra (Figura

3.42). El valor de relaxividad (p) es calculado por la Ecuacion K.5 del Apéndice K.
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Figura 3.42. Gréfica de valor de relaxividad.

Las curvas de relaxividad arrojadas por el software para cada grupo de muestras se observan en el
Apéndice Q.

Curva de permeabilidad relativa

Después de determinar todas las curvas de presion capilar, el Gltimo paso a realizar es la estimacion
de las curvas de permeabilidad relativa para cada sistema de roca. Para esto se ingresa en la seccidn
Process del software GIT y se selecciona la opcion de permeabilidad relativa, luego se carga la
curva de Pc (modelo Brooks-Corey) obtenida para una muestra y se elige el modelo de
permeabilidad con el cual se desea trabajar. EI modelo usado en este trabajo es el modelo de
permeabilidad relativa de Brooks-Corey Burdine (Ecuacion K.6 y K.7), que consiste en aplicar
directamente el modelo de Burdine al modelo de presion capilar de Brooks-Corey. Una vez
seleccionado el modelo, se corre el calculo de la permeabilidad y se obtiene la curva de
permeabilidad relativa de la muestra como se observa en la Figura 3.43. Cabe destacar que es un

proceso bastante rapido.
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Figura 3.43. Curva de permeabilidad relativa.
Ejemplos de las curvas de permeabilidad relativa arrojadas por el software GIT se encuentran en el

Apéndice R. Por su parte, el Apéndice S contiene todas las curvas estimadas de permeabilidad
relativa.
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Resultados y analisis

CAPITULO IV

RESULTADOS Y ANALISIS

Este capitulo contiene los resultados obtenidos que corresponden a los parametros petrofisicos
determinados en este estudio para las muestras evaluadas de los Campos Perla, Travi y
Petrocedefio, asi como los coeficientes de difusion de las mismas y el analisis de las curvas de

presion capilar y relaxividad, que permiten la estimacion de las curvas permeabilidad relativa.

4.1. PARAMETROS PETROFISICOS

4.1.1. Campo Perla

Los valores de porosidad absoluta obtenidos por la tecnica de RMN exponen en promedio una
correlacién cercana al 98% con respecto a los resultados de porosidad registrados por métodos
convencionales (Apéndice M), lo cual reafirma la relacion existente entre el area bajo la curva de
la distribucion de T, y la porosidad absoluta, del mismo modo que permite validar la técnica
aplicada para determinar de manera eficiente los valores de porosidad.

La Figura 4.1 presenta la correlacion obtenida entre la porosidad RMN y la porosidad por

pruebas convencionales (método de pesado), para el grupo de muestras del Campo Perla.

Correlacion de Porosidad RMN vs Porosidad
Convencional (Campo Perla)
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Figura 4.1 Correlacion entre porosidad RMN y porosidad convencional- Campo Perla.
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En esta gréafica se observa una relacion bastante cercana entre los datos de porosidad obtenidos
por métodos convencionales y los determinados mediante la técnica de RMN, ademas algunas
muestras exhiben porosidades muy similares debido a que los nucleos fueron tomados en ciertos
casos a profundidades cercanas entre si, de 2 a 3 pies. En general, los altos valores de porosidad
estan relacionados a la porosidad vugular, porosidad intergranular y porosidad por
microfracturas, que rigen el comportamiento de este tipo de yacimiento carbonatado, es por ello
que se pueden observar valores entre 25 y 30% e incluso hasta de 39% de porosidad absoluta;
todo esto asociado también a valores muy bajos de permeabilidad, caracteristico de este tipo de
sistema.

En referencia a la porosidad efectiva determinada mediante RMN para el conjunto de muestras
del Campo Perla (Apéndice M), los valores obtenidos para este grupo representan en promedio
un 97% de porosidad interconectada con respecto a la porosidad total, y sélo alrededor de un 3%
de porosidad no efectiva (Figura 4.2). Estos resultados sugieren que el desplazamiento interno de
fluidos en dichas muestras se produce en gran medida por la presencia del alto porcentaje de
porosidad efectiva, el cual se encuentra asociado al proceso de diagénesis que ocurre en este tipo

de roca carbonatada y al fracturamiento causado luego de la depositacion.

Porosidad Efectiva y No Efectiva
Muestras Campo Perla

B Porosidad efectiva

B Porosidad no efectiva

Figura 4.2. Relacion porcentual de los tipos de porosidad. Campo Perla.

También se obtuvieron los parametros necesarios para estimar la permeabilidad absoluta
mediante la ecuacién de Coates con T, de corte (Apéndice K), entre éstos se encuentran el CBW
(Agua ligada a las arcillas), BVI (Volumen de agua irreducible) y el Coeficiente C. Los mismos
son obtenidos por RMN en funcion de la porosidad total y se encuentran reportados en el

Apéndice M. Los valores determinados de CBW concurren entre 0,5-0,8 %, indicando asi que el
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agua asociada a la superficie de arcillas para el Campo Perla es muy bajo, por lo que se percibe
un porcentaje despreciable de agua inmévil. En cuanto al BVI o BBI, en general se obtuvieron
valores que van entre 3 y 11%, permitiendo analizar que la cantidad de agua retenida por
capilaridad es reducida. Los valores del Coeficiente de Coates obtenidos se encuentran entre 6-
24 (96/3/mD), estos se basan directamente en la distribucion de T, realizada y varian segun la
estructura de la muestra.

La permeabilidad absoluta RMN estimada para el conjunto de muestras de este campo, presenta
una correlacion promedio del 99% en relacion a los valores obtenidos mediante pruebas
convencionales (Figura 4.3). Estos resultados indican la efectividad y precision de la herramienta
RMN para el célculo de permeabilidad absoluta comparandolo con otros métodos, debido a que
se basa primordialmente en la cantidad de fluido real que se encuentra y se desplaza dentro de la

muestra.

Permeabilidad Absoluta RMN vs Permeabilidad Absoluta
Convencional (Campo Perla)
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Figura 4.3. Correlacién entre permeabilidad RMN y permeabilidad convencional. Campo Perla.

Cabe sefialar que se obtuvieron valores de permeabilidad absoluta un poco mayores a los
reflejados en analisis convencionales (Apéndice M), aumentando en algunos casos en un 30%.
Las diferencias en los valores obtenidos estan influenciadas por los célculos y estimaciones que
se realizan en los modelos empiricos empleados por los métodos convencionales, recordando que
dichos modelos se basan en ecuaciones tedricas. Por su parte, con la técnica RMN se calculan los
parametros iniciales a usar, mediante la cantidad del fluido que satura cada muestra antes y
después del desplazamiento. Ademas, esta variacion en los valores de porosidad y permeabilidad

absoluta puede estar asociada a cambios en las propiedades petrofisicas iniciales producto de
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pruebas realizadas anteriormente a las muestras, las cuales probablemente indujeron
microfracturas en la roca.

En relacién a los valores de T, y T, (Apéndice M) adquiridos para este grupo de muestras se
confirma que estdn dentro del rango esperado, por lo que se presentan valores altos de
distribucion longitudinal con respecto a la distribucion transversal; es decir la relacion T, /T,
arrojé valores entre 1,9 y 4,0 lo cual se percibe como caracteristico de este tipo de sistema
saturado con agua. Ademas los valores de T, de corte son muy diferentes entre si, lo que indica
la heterogeneidad del conjunto de muestras al no presentar un tnico T, de corte caracteristico,

hecho que en el pasado causaba la incorrecta estimacion de fluidos producibles en algunas rocas.

4.1.2 Campo Travi

El conjunto de valores estimados de porosidad absoluta para las muestras de este campo reflejan
en promedio un 89% de precision con respecto a los resultados obtenidos con los métodos de
analisis convencional (Apéndice M). La correlacion encontrada presenta un R de 0,85 (Figura
4.4), dichos resultados se deben principalmente a la dificultad para saturar las muestras de este
campo, debido a la baja permeabilidad ocasionada por la elevada sobrecarga y profundidad
(18000 pies). De la misma manera, la presion necesaria para saturar completamente cada nucleo
es muy elevada, es por ello que la saturacion alcanzada a partir de la bomba de vacio y posterior
centrifugacion (procedimientos descritos en el capitulo 3 secciones 3.2.7 y 3.3), se considera

perfectamente valida para determinar la porosidad absoluta en este tipo de muestra
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Figura 4.4. Correlacion entre porosidad RMN y porosidad convencional. Campo Travi.
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En detalle los resultados presentan una diferencia entre 0,30-1,70 % de porosidad absoluta por
muestra, en relacion a la prueba convencional (método de pesado) y la técnica RMN. Un factor
importante es que las muestras presentan una variacion de masa seca en los datos suministrados
previamente con respecto a los registrados en este trabajo, los cuales fueron empleados para los
calculos mediante las técnicas convencionales, es por ello que se considera completamente
aceptable la diferencia en la porosidad absoluta obtenida.

La porosidad efectiva para el Campo Travi resultante del analisis por RMN, tiene un valor
promedio del 96% con respecto a la porosidad total. Se conoce entonces que la porosidad
generada luego de la sedimentacion y posterior reduccion de la misma por sobrecarga se plantea
como altamente interconectada. Es un resultado esperado debido a que las caracteristicas de baja
permeabilidad y poca porosidad total (entre 6 y 12%) de este sistema, sefiala que el reducido
volumen poroso deberia estar compuesto por canales enlazados. Este parametro tiene una gran
influencia en el proceso de desplazamiento que ocurre, ya que indica que la mayor parte del
volumen de fluidos que se encuentra en la roca apretada esta conectado y es producible.

La Figura 4.5 refleja la proporcion promedio de porosidad efectiva y no efectiva en el grupo de

muestras estudiadas para este campo.

Porosidad Efectiva y No Efectiva
Muestras Campo Travi

H Porosidad efectiva

m Porosidad no efectiva

Figura 4.5. Relacion porcentual de los tipos de porosidad. Campo Travi.

En referencia a los datos para el calculo de permeabilidad absoluta (Apéndice M), se obtuvieron
valores de CBW en promedio de 70% menores a los encontrados en el Campo Perla en un rango
de 0,20-1,00% por muestra, datos que sefialan que aun existiendo una baja porosidad total, la
cantidad de agua que queda entrampada 0 asociada a las arcillas es reducida. Los valores de BVI
se sitan entre 0,80 y 2,00%, lo que revela una cantidad mediana de agua asociada a la
capilaridad en estas muestras, entonces cabe destacar que la capacidad productora de este

sistema es bastante eficiente considerando las limitaciones de permeabilidad y porosidad
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intrinsecas. Los valores estimados del indice de fluido libre (FFI) por muestra exponen un rango
de 3-10%, resultados que indican un alto indice de movilidad para los fluidos que se encuentran
en este conjunto de muestras, en relacion a la diversa porosidad total y permeabilidad absoluta
entre una u otra.

La permeabilidad absoluta resultante del analisis RMN exhibe un valor mayor de 12% en
promedio que los valores arrojados por pruebas convencionales para la mayoria de las muestras
estudiadas, algo similar a lo que ocurre con las muestras del Campo Perla. La correlacién entre
las medidas de permeabilidad obtenidas por ambos métodos también expresa un R* de 0,99
(Figura 4.6), tendencia que permite reafirmar la confiabilidad y validez que posee la herramienta

RMN para calcular este tipo de parametro.

Permeabilidad Absoluta RMN vs Permeabilidad Absoluta
Convencional (Campo Travi)
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Figura 4.6. Correlacién entre permeabilidad RMN y permeabilidad convencional. Campo Travi.

Ademas se puede observar la heterogeneidad que posee el conjunto de muestras con valores de
permeabilidad que varian muy ampliamente entre 0,70 a 130,00 mD (Apéndice M), lo cual fue
perfectamente reflejado en el analisis RMN.

Del mismo modo, los valores obtenidos de distribucion T, y T, para el Campo Travi se
encuentran dentro de los valores caracteristicos de nlcleos saturados con agua, exhibiendo una
relacion T, /T, entre 1,30 y 2,70 muy cercano a lo que teéricamente se espera (1,50-2,50). En el
estudio los datos estimados de T, de corte presentan gran variabilidad entre si, reflejando la
heterogeneidad en las muestras. En este sentido, el rango de valores para T, de corte se

encuentra entre 4 y 140 ms.
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4.1.3 Campo Petrocedefio

Los resultados obtenidos para las muestras preparadas segun las caracteristicas de este campo
tienden a ser particulares, considerando que el anélisis convencional y el analisis RMN para cada
muestra se realizé con diferentes empaques; ademas se trata de arena no consolidada que puede
cambiar su estructura interna con una pequefia variacion de presion, es por ello que, los
pardmetros petrofisicos calculados van a estar relativamente afectados.

La porosidad absoluta para el grupo de muestras presenta fluctuaciones en los valores obtenidos
por RMN con respecto a los alcanzados con analisis convencional (Apéndice M). Dichas
fluctuaciones se encuentran alrededor entre 1 y 3% en unidades de porosidad, por esta razén no
es posible encontrar un ajuste lineal satisfactorio para el grupo de muestras. Sin embargo, todo el
conjunto de datos sigue un patrén definido como se observa en la Figura 4.7, con valores de
porosidad que van desde 27 a 34%. Las variaciones se originan principalmente por tratarse de
arena no consolidada que tiende a cambiar su estructura con la saturacion constante que se

aplica, produciendo asi un pequefio reordenamiento interno.

Relacién de Porosidad RMN vs Porosidad Convencional
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Figura 4.7. Correlacion entre porosidad RMN y porosidad convencional. Campo Petrocedefio.

En general la porosidad efectiva RMN resultante para el total de muestras es muy alta, lo cual es
caracteristico de este tipo de sistema, en donde aproximadamente el 98% de la porosidad se
encuentra interconectada y solo un 2% representa el conjunto de canales no conectados (Figura
4.8). Esta es una de las razones por las cuales este tipo de yacimiento se considera con una alta
capacidad productora, limitado basicamente por el tipo de fluido y no asi por la estructura de la

roca.
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Porosidad Efectiva y No Efectiva
Muestras Campo Petrocedefio

W Porosidad efectiva

W Porosidad no efectiva

Figura 4.8. Relacion porcentual de los tipos de porosidad Campo Petrocedefio.

En el estudio realizado mediante RMN para estas muestras, los resultados de agua asociada a las
arcillas (CBW) son muy bajos, entre 4 y 6%, de hecho el agua podria estar principalmente
asociada a la superficie de la arena o también llamada agua de absorcion, ya que la arena
utilizada en este trabajo tiene una proporcién minima de 0,10% en contenido de arcilla. Los
valores obtenidos de BVI tienden a situarse entre 2 a 3% para la mitad de las muestras, a las
cuales se les aplico desplazamiento aire/agua y entre 12 a 16% para las muestras que resultaron
del desplazamiento crudo/agua. Existe mayor porcentaje de agua irreducible en el
desplazamiento crudo/agua debido a la mayor fuerza capilar que se ejerce internamente y retiene
el fluido. También se observa una mayor influencia de las fuerzas capilares en los valores
estimados del indice de fluido libre (FFI), en donde las muestras desplazadas por aire reflejan un
rango entre 25 a 27%, mientras que en las muestras desplazadas por crudo, el FFI se reduce
considerablemente en un rango entre 12-17%.

La permeabilidad absoluta que fue estimada a través de RMN presenta en general una
correlacibn muy cercana a los valores determinados por andlisis convencional, con una
diferencia en promedio de 3% para el conjunto de muestras (Apéndice M). Debido a las
diferencias en las permeabilidades calculadas no se puede obtener un ajuste ideal para la
correlacién (Figura 4.9), tales diferencias pueden estar causadas por el reordenamiento interno

que ocurre una vez las muestras son nuevamente empacadas Yy saturadas constantemente.
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Permeabilidad Absoluta RMN vs Permeabilidad Absoluta
Convencional (Campo Petrocedefio)
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Figura 4.9 Permeabilidad absoluta de muestras Campo Petrocedefio.

Aunque los valores de permeabilidad no muestran una linealidad, se puede observar como solo
algunos puntos se apartan de un buen ajuste. Estos puntos pertenecen a un par de muestras (NC9
y NC3) que difieren en 20% a los valores esperados de permeabilidad.

Los resultados de las pruebas de distribucion T, y T reflejan valores altos de T4 entre 1800 y
2600 ms, ello debido al alto volumen de agua presente en cada muestra que debe ser
magnetizado, resultando directamente en tiempos mas largos. Los valores de T, obtenidos estan
dentro de lo esperado, derivando entonces un rango de relacion T, /T, entre 12-15. EI T, de corte
promedio paras las muestras desplazadas con aire es de 49 ms y para las muestras desplazadas

con crudo es aproximadamente 189 ms.

4.2. COEFICIENTE DE DIFUSION

El valor del coeficiente de difusion por RMN es usado en la ingenieria del petréleo
principalmente para determinar qué tipo de fluidos se encuentran en un espesor de arena
especifico dentro de un yacimiento, logrando asi diferenciar la presencia de crudo, agua de
formacidn o gas en funcion de su capacidad de difusion en el medio poroso.

Conocidos previamente los fluidos (agua, crudo) que saturan cada sistema estudiado en este
trabajo, se realizaron las pruebas de distribucion de difusion por RMN para cada muestra
saturada y para los fluidos en estado libre, permitiendo obtener valores de coeficiente de difusion
(Apéndice M) caracteristicos del tipo de fluido y del sistema de roca en el que se encuentran y
asi numéricamente estimar la diferencia en la difusion del fluido cuando se encuentra dentro y
fuera de la muestra. Las curvas obtenidas de difusion presentan un comportamiento diferente

entre un sistema y otro, debido a la heterogeneidad Unica de cada muestra. Ademas se puede
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confirmar que los valores de coeficiente de difusion determinados se encuentran dentro del rango
conocido para liquidos.

Las muestras del Campo Perla exhiben valores de coeficiente de difusion entre 3x107% a
6x107° cm? /ms cuando el agua se encuentra saturando la roca, datos que son registrados
dentro del rango de valores conocidos para los liquidos (107% —107%% cm?® /ms). Los valores
estimados para el Campo Perla se pueden considerar como valores promedios dentro de la
amplia distribucion obtenida de coeficientes de difusion en este trabajo y estan relacionados a la
restriccién de difusion que ocurre debido a tres principales factores. Estos factores son la
interfase entre los granos de la roca y el fluido mojante que satura, la densidad y la temperatura
del fluido.

En la Figura 4.10 se pueden observar varias curvas de distribucion obtenidas para este campo, en
donde se verifica una amplia distribucion de difusion para las muestras saturadas 100% con
agua. Por ejemplo, las curvas superiores de la imagen reflejan una distribucion en el eje de las
abscisas entre (1x1077 —3x107° cm®/ms), promediando el coeficiente medio en valores
alrededor de 107 em? /ms; mientras que las curvas inferiores muestran una distribucion mas
amplia entre (1x1077 — 1x107*® cm* /ms) con valores de difusion promedio en torno a

1077 em? /ms.
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Figura 4.10. Curvas de distribucion de difusion. Campo Perla.
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Las curvas de difusion para el Campo Travi presentan un comportamiento que difiere segin sea
el fluido que satura cada muestra, de tal manera que provee informacion de coeficientes de
difusion particulares tanto para el agua como para el crudo. En la Figura 4.11 (parte superior) se
muestra como el rango del coeficiente de difusion de las muestras saturadas con agua de
formacion es amplio, entre (1x1077 — 1x107%° em® /ms), muy similar a lo que ocurre con las
muestras del Campo Perla, que también son saturadas con agua de formacion. La distribucién de
difusion para las muestras saturadas con crudo (parte inferior de la imagen) en cambio, expresan
un rango mas estrecho de coeficiente de difusion, registrando valores promedio entorno a
1077 em* /ms, siendo mayores a los estimados para las mismas muestras saturadas con agua.
Entonces los resultados indican que el crudo responde a una mayor difusividad cuando se
desplaza dentro de este sistema apretado en relacion al agua de formacion, debido

principalmente a que se trata de un crudo liviano calentado hasta 100°C.
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Figura 4.11. Curvas de distribucion de difusion. Campo Travi.

Los valores de coeficiente de difusion para las muestras preparadas del Campo Petrocedefio que
fueron saturadas con agua de formacion, en general difieren en gran medida con los valores
estimados cuando se desplaza crudo extrapesado en la muestra. El valor promedio para el grupo

de muestras saturadas con agua se encuentra entre un rango de 3x107° y 8x107° ¢m?®/ms,
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mientras que para las muestras con crudo los valores se encuentra entre 1x107° vy
1x107%% em? /ms. La Figura 4.12 presenta algunas curvas de distribucion de difusion estimadas
para este campo cuando las muestras se encuentran saturadas con agua, se puede observar un
comportamiento similar a lo estudiado con los sistemas anteriores al estar saturados con agua de

formacion.
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Figura 4.12 Curvas de distribucion de difusion Campo Petrocedefio.

En la tabla 4.1 se presentan los distintos valores de coeficiente de difusion medidos para los
fluidos en estado libre y cuando los mismos se encuentran dentro de la muestra. Al analizar estos
valores hay que considerar que las muestras saturadas con crudo fueron calentadas previamente
antes de ser medidas por difusividad, por tal motivo cuando se aumenta la temperatura las
particulas poseen mas energia cinética y el coeficiente de difusiéon aumenta. De esta manera se
considera que la difusion a partir de un estado 100% saturado, esta influenciada en mayor
proporcion por la densidad y la temperatura del fluido que se desplaza y no tanto por el tipo de
sistema de roca que lo contiene, considerandose igualmente que hay mayor restriccién de
movimiento molecular en poros pequefio influyendo también la geometria del poro. Sin

embargo, el coeficiente de difusion del liquido no es exactamente el mismo fuera de la roca,
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mostrando de esta manera valores menores dentro de rocas de alta rigidez en comparacion a
muestras de arenas no consolidadas. Ademas, se confirma que los petroleos livianos son
altamente difusivos e incluso pueden llegar a ser mas difusivos que el agua segun la temperatura
y densidad que presenten, en cambio el petroleo pesado se comporta como el fluido menos

difusivo del estudio.

Tabla 4.1 Valores obtenidos de coeficiente de difusion.

Crudo Travi 8,36x10~7 1,10x10°7 — 1,20x10~7

Agua Travi 4,31x107°8 6,00x1077 — 1,00x107 %
Crudo/Agua Travi 6,54x107° | -
Crudo Petrocedefio 1,64x107° 1,00x107% — 1,00x1071°
Agua Petrocedefio 8,55x107°" 3,64x107° — 8,79x107°
Crudo/Agua Petrocedefio 499x10°% | 0 o
Agua Perla 8,28x1077 3,00x107% — 6,00x1077
Agua mineral 942x107°% | o
Aceite mineral 448x10°° | oo
Aceite hidraulico 3,38x107° | o
Liquidos en general 21075 —x107%® |

Nota. La linea discontinua (---) representa datos no determinados.

4.3. PERFILES DE SATURACION (DESPLAZAMIENTO INTERNO)

4.3.1 Campo Perla

El desplazamiento del agua de formacion en cada una de las muestras fue bien reflejado en los
distintos perfiles de saturacion que se realizaron, mostrando una tendencia bastante marcada que
permite diferenciar el comportamiento que se produce desde el inicio (100% saturado) hasta la
Gltima etapa (Swi). Los perfiles de saturacién obtenidos para el proceso de drenaje aire/agua que
se realiz6 a este campo (Figura 4.13) exponen una declinacion homogeénea con respecto al eje de
las abscisas, dicha tendencia de disminucion se relaciona a la alta porosidad que poseen las
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muestras y a la alta interconexidn que a su vez presentan estos poros. Es importante sefialar, que
no se asocia la permeabilidad absoluta como un pardmetro determinante en tal tendencia, dado a
que en el grupo de muestras estudiadas se encuentran altos y bajos valores de permeabilidad
(388,78 mD y 1,35 mD), y aun asi la disposicion de las curvas sigue cumpliendo el mismo
patron. A medida que se aumenta la velocidad de rotacion (RPM) en las pruebas, puede
visualizarse como la cantidad de agua va disminuyendo, hasta finalmente alcanzar la saturacion
irreducible representada como un trazo précticamente horizontal dentro del campo de
visualizacién seleccionado (sombreado azul de la Figura 4.13) en el manejo del software GIT.
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Figura 4.13. Perfiles de Saturacion para drenaje aire/ agua Campo Perla.

4.3.2 Campo Travi

Para el proceso de imbibicion agua/crudo realizado, puede apreciarse que los perfiles de
saturacién arrojados por el software GIT no exponen una diferencia tan marcada en sus curvas
(Figura 4.14 parte superior), como en el caso de los perfiles obtenidos para el Campo Perla.
Incluso, podria decirse que para los desplazamientos con los fluidos mencionados, las curvas de
saturacién del Campo Travi practicamente se solapan entre si. Este hecho se asocia a la baja

porosidad y permeabilidad que presentan las muestras, las cuales son consideradas como un
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sistema apretado, lo que provoca que la poca cantidad de agua y crudo contenidos en las
muestras sean magnetizados por el resonador como un mismo fluido. Para el caso de un sistema
con mayor porosidad, si se obtiene la magnetizacion tanto del agua como del crudo, lo que se
evidencid tras realizar el estudio con capilares que fue sefialado en la seccion 3.6 del capitulo 3.
Por otro lado, es conocido en el &rea de RMN que los tiempos de magnetizacion del agua y el
crudo liviano son muy cercanos entre si.

En la Figura 4.14 (parte superior) también se observa que las curvas correspondientes a los
diferentes desplazamientos se encuentran superpuestas con la curva respectiva al estado 100% S,
(trazo rojo), estado que se garantiza tras la centrifugacion a una velocidad rotacional de 10000
RPM. La superposicion mencionada se debe a que el volumen de crudo que es desplazado de los
poros de la muestra, es a su vez sustituido por el agua que generé tal desplazamiento y por lo
tanto, la muestra en todo momento mantiene un estado de completa saturacion compartida entre
el crudo y el agua, lo cual no es diferenciado por el equipo RMN haciendo imposible tener un
registro de desplazamientos en el software.

Por su parte, los perfiles de saturacion obtenidos para la experiencia del drenaje crudo/agua
(Figura 4.14, parte inferior) muestran bastante cercania entre una curva y otra. A pesar de
tratarse de los mismos fluidos (agua y crudo correspondientes al Campo Travi) no se tiene la
misma superposicion de curvas observadas para el proceso de drenaje, esto probablemente se
deba a que la muestra no haya alcanzado un estado 100% saturado con agua antes del
desplazamiento, quedando de este modo algunos poros vacios, los cuales fueron posteriormente
llenados por crudo con los aumentos en la velocidad de rotacion durante los desplazamientos
realizados en la centrifuga, lograndose de este modo que las mismas estuviesen completamente
saturadas de fluidos (crudo y agua). Esto se analiza tras evaluar que los perfiles de saturacion
correspondientes a las diferentes centrifugaciones van ascendiendo de manera progresiva
(cuando deberian decrecer), con respecto a la que inicialmente se consideraba la curva 100% S,,
(Apéndice 1). Lo anterior indica que en este desplazamiento, el equipo RMN tampoco esta

caracterizando el barrido de agua en la muestra mediante el perfil de saturacion.
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Figura 4.14. Perfiles de saturacion liquido/liquido Campo Travi.

En cuanto al proceso de drenaje aire/agua realizado a las muestras del Campo Travi, se aprecia
como en los perfiles de saturacion (Figura 4.15), la tendencia de las curvas es bastante marcada,
diferenciandose exitosamente cada uno de los barridos que experimentaba el agua por efecto del
aire. Como se observa, dicha tendencia desciende progresivamente haciéndose mas pronunciada
hacia el lado derecho de las graficas. Este lado representa la cara de la muestra por donde
empieza el empuje del aire, asi la figura permite evidenciar como en cada centrifugacion la
saturacion de agua va disminuyendo. El lado izquierdo de las graficas luce el volumen de agua
que va quedando en la muestra, lo que representa en otras palabras que este lado corresponde la

salida de fluidos, y por ende sera la Ultima parte en ser ocupada por el aire.
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Figura 4.15. Perfiles de saturacion para drenaje aire/ agua Campo Travi.

Los perfiles de saturacion correspondientes al proceso de drenaje aire/crudo presentan en
general, un comportamiento semejante en cuanto a la direccion e inclinacion de las curvas de
desplazamiento aire/agua, es decir, disminuyen continuamente con inclinaciéon mas fuerte hacia
el lado derecho de las gréaficas, a medida que el aire desplaza en este caso al crudo, tal como se
observa en la Figura 4.16. La razén del comportamiento similar de los perfiles entre un proceso y
otro, es que el crudo trabajado es liviano y ademas es calentado hasta alcanzar la temperatura de
100°C, lo cual permite lograr un barrido (desplazamiento) muy parecido al que se logra al
desplazar agua.

Cuando se estudian detalladamente ambos perfiles (drenaje aire/agua y drenaje aire/crudo), se

aprecia que la curva de saturacion del agua disminuye progresivamente de manera mas abrupta

en comparacion con la del crudo.
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Figura 4.16. Perfiles de saturacion para drenaje aire/crudo Campo Travi.

Con respecto a la diferencia encontrada entre los perfiles de saturacion para los procesos de
drenaje aire/agua y drenaje aire/crudo, se presenta la Figura 4.17, en donde se observa la
comparacion entre dos muestras. La muestra H-3 (parte superior de la imagen) refleja una mayor
disminucidn de la saturacion en cada una de las etapas de centrifugacion aire/agua con respecto a
la centrifugacion aire/crudo. Es decir, a la velocidad de rotacion de 1000 RPM (trazo azul) se
observa que el volumen de liquido desplazado fue mayor para el caso del proceso aire/agua. Lo
mismo ocurre para la centrifugacion a 1500 RPM (trazo verde) y asi de manera sucesiva con
cada una de las etapas de centrifugacion. La muestra H-161 sigue el mismo comportamiento
descrito, pero con un decrecimiento aire/agua mas marcado. Esto se asocia a la distribucion
interna de los poros en la muestra.

Todo lo anterior plantea que aplicando la misma velocidad de rotacién, e incluso trabajando con
mayores tiempos en la centrifugacion, se hace mas dificil desplazar al crudo que al agua, aun

cuando el primero fue trabajado a 100°C. Esto como resultado de la diferencia de movilidad

conocida entre ambos fluidos.

116



Resultados y analisis

Aire/Agua e Aire/Crudo ot

Porosity (p %)

| Z |
{ ;
| - / \

/ _
4 N 49
" , - R R L " ' " 4 " Poskien in Fietd of View fem)
Aire/Agua St e Aire/Crudo e
F i i Ns
o o
| i / /
‘ ‘
‘ J \
| ‘ 1
| | \
|
f \
2
D Peor l!«\m'o!dd\ht w (te) ; : Peos uMmFMdVW fem) :
[ 1500 RPM_|] 2500 RPM__|_3000 RPM_| 3500 RPM m

Figura 4.17. Comparacion entre perfiles de saturacion. Campo Travi.

4.3.3 Campo Petrocedefio

El proceso de imbibicion crudo/agua trabajado con las muestras del Campo Petrocedefio,
permite generar los perfiles de saturacion contenidos en la Figura 4.18, en donde se aprecia
claramente la tendencia de las curvas con una disminucion lateral progresiva. A diferencia del
Campo Travi, en donde se tenia que las curvas correspondientes a los desplazamientos
agua/crudo y crudo/agua practicamente se superponian entre si, para los perfiles del Campo
Petrocedefio, si se observa el barrido que experimenta el agua dentro de las muestras tras ser
empujada por el crudo (con un comportamiento similar a un desplazamiento tipo piston). Este
hecho se debe principalmente a dos importantes factores, el primero es la alta porosidad que
presentan las muestras preparadas y el segundo, que para este experimento se trabaja con crudo
extrapesado (los valores de los tiempos de magnetizacion del agua y del crudo extrapesado son
distantes entre si), lo cual contribuye a que el software GIT reconozca la presencia de los dos
fluidos.

En la Figura 4.18, puede visualizarse que la grafica ubicada en la parte inferior izquierda se
comporta de manera diferente al resto de las graficas alli presentes, en otras palabras, la grafica

puntualizada es la Unica que expone un desplazamiento hacia su lado derecho. La razén de ello,
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es que esta gréafica corresponde a una muestra que fue introducida en el equipo RMN de manera
inversa al resto. Tal accion se llevo a cabo con la finalidad de conocer la influencia de la

posicion con que se introduce la muestra al equipo en las respuestas generadas por el mismo.
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Figura 4.18. Perfiles de saturacion para imbibicién crudo/agua. Campo Petrocedefio.

En lo que respecta a los perfiles de saturacion para el proceso de drenaje aire/agua, en la Figura
4.19 las disminuciones abruptas que en general exponen las curvas entre un desplazamiento y
otro, evidencian la facilidad con que el aire reemplaza al agua de las muestras. Este fendmeno
era de esperarse, ya que se trabaja con un sistema altamente permeable, poroso y donde el Gnico
liguido presente es el agua. Al observar detalladamente la imagen, se aprecia que las
disminuciones mas abruptas en las curvas ocurren para los primeros desplazamientos, lo que
hace pensar que el flujo de aire que penetra progresivamente en la muestra provoca una mayor
compactacion entre los granos y consecuentemente un aumento de las fuerzas capilares.

Fueron necesarios Unicamente cuatro desplazamientos para que las muestras quedaran
practicamente secas, empleandose ademas los menores tiempos de centrifugacion y trabajando a

bajas velocidades de rotacion.
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Figura 4.19. Perfiles de saturacion para drenaje aire/agua. Campo Petrocedefio.

Se tiene entonces que a las muestras del Campo Petrocedefio se les realizaron los
desplazamientos crudo/agua y aire/agua, los que si se comparan con los perfiles de ambos
procesos, con la finalidad de apreciar como fue el desplazamiento de los diferentes fluidos dentro
del espacio poroso, se evidencian resultados completamente distintos (Figura 4.20). En los
perfiles aire/agua, los desplazamientos exponen la misma tendencia de declinacion observada
para el Campo Travi, es decir, las curvas descienden progresivamente con mayor declinacion
hacia el lado derecho. En cambio, los perfiles crudo/agua, exhiben un desplazamiento
homogéneo hacia el lado izquierdo. Todo lo anterior indica que, para este sistema de roca no
consolidado, el desplazamiento progresivo del agua por parte del crudo ocurre de manera mas

lenta y completa, debido principalmente a la viscosidad caracteristica del mismo.
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Figura 4.20. Comparacidn entre perfiles de saturacion. Campo Petrocedefio.

4.4 PRESION CAPILAR

Segun la metodologia planteada se pudieron estimar exitosamente curvas de presion capilar bien
definidas para la mayoria de los desplazamientos realizados, obteniéndose resultados que
responden a las caracteristicas de cada campo y muestra en particular. Estas curvas permiten
caracterizar de manera apropiada el historial de saturacion en cada una de las muestras y las
fuerzas capilares que actian en las mismas, ya que el equipo RMN permite visualizar lo que

ocurre internamente en la muestra a medida que ocurre el desplazamiento de los fluidos.

4.4.1 Campo Perla

Las curvas de presion capilar resultantes del drenaje aire/agua en las muestras del Campo Perla
presentan en general, comportamientos diferentes en funcién de las propiedades diversas del
mismo. En este sentido, se obtuvieron valores de saturacion irreducible minimos en un rango
0,80-10,00% y maximos entre 34-36%, los mayores valores de presion capilar entre 208 y 354
Psi; y presiones de desplazamiento (P4) que van entre 1,5y 17,0 Psi. Cada curva obtenida refleja
la distribucion interna de la muestra estudiada (porosidad, permeabilidad, tamafio de poro y
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volumen de fluidos), debido a esto se observan trazados con pendientes variables entre una curva
y otra.

Algunas de las curvas de presion capilar obtenidas para este campo son mostradas en la Figura
4.21, la parte superior de esta contiene las curvas que forman parte del conjunto de muestras con
baja saturacion irreducible, mientras que la parte inferior de la figura corresponde a las curvas

con las mayores saturaciones irreducibles.
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Figura 4.21. Curvas de presion capilar para drenaje aire/ agua Campo Perla.

De manera mas detallada se tiene que la grafica A de la Figura 4.21, presenta una curva con
saturacion irreducible de 0,10; lo que permite inferir que hay una poca distribucién de poros
pequefios en la muestra, a los cuales se relaciona con una alta presion capilar, 353 Psi. Sin
embargo, la presion de desplazamiento es bastante baja (2,10 Psi), por lo cual se infiere la
presencia de mayor cantidad de poros grandes en la muestra, a través de los cuales se mueve el
fluido no mojante.

Por su parte, la grafica B expone una curva cuya saturacion irreducible es minima (0,08)
relacionada claramente con una alta presion capilar (242 Psi), lo que indica que la saturacion de
agua estad ocupando una reducida cantidad de poros pequefios presentes en la roca. Para esta

curva se tiene que el valor de la presion de desplazamiento es alin mas bajo (1,50 Psi) que el de

121



Resultados y analisis

la gréafica A, lo cual es evidencia de la presencia de poros de mayor tamafio al compararla. La
grafica C, pertenece al grupo de curvas con mayor saturacion irreducible, especificamente
presenta un valor de Syi= 0,34; lo que permite inferir la existencia de una mayor proporcion de
poros pequefios dominando en la muestra y que a su vez, posee alta presion capilar, 272 Psi.
También se puede observar en la curva una presion de desplazamiento baja (1,60 Psi), lo cual
esta asociado a la presencia de poros grandes.

Por altimo, la gréfica D de la Figura 4.21 refleja la curva con mayor saturacion irreducible
encontrada en el conjunto de muestras de este campo, dicho valor corresponde a 0,36. Este hecho
sugiere que igual a la gréfica anterior, en la muestra dominan los poros pequefios. La presion
capilar a saturacion irreducible también corresponde a un valor alto, 304 Psi; ademas la presion
de desplazamiento se encuentra alrededor de 4, el cual es el mayor valor de P4 para las graficas
analizadas, indicando asi una pobre distribucion de poros grandes en comparacion a las curvas

anteriores.

Ahora bien, tras analizar cada una de las graficas contenidas en la Figura 4.21, se desea
visualizar el comportamiento de las curvas de presion capilar para el grupo total de muestras del
Campo Perla. En este sentido, la Figura 4.22 presenta diez curvas de presion capilar

correspondientes a los diferentes tapones estudiados.
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Figura 4.22. Curvas de presion capilar en drenaje aire/agua para el conjunto de muestras del Campo Perla.

En la figura anterior (Figura 4.22), las marcadas pendientes que reflejan las curvas de presion
capilar son una buena medida cualitativa del amplio rango de distribucion de tamafio de poros
gue manifiestan las muestras del Campo Perla. Dicha heterogeneidad se asocia a los diversos
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tipos de poros presentes en este yacimiento carbonatico, por ejemplo la existencia de vugas en el
espacio poroso.

Conociendo la relacion inversa que existe entre la presion capilar y el tamafio de poros, se
verifica nuevamente la variacion en tamafos de poro que presentan las muestras de este campo,
pues los valores méaximos de presién capilar como ya se ha dicho, se encuentran entre 208-354
Psi, apreciandose asi que en el caso de la muestra 58 (trazo morado) se requiere una mayor
presion para que el aire invada los poros mas pequefios de la muestra, en comparacion a la
muestra 8 (trazo vinotinto) en la cual se observa que es menor la presién necesaria para alcanzar
la saturacion irreducible de agua. En otras palabras, mientras mas pequefios sean los poros, se

necesita una mayor presion para alcanzar la saturacion irreducible de la fase mojante.

4.4.2 Campo Travi

Como bien se ha visto a lo largo de este trabajo, para el Campo Travi se realizaron cuatro
procesos diferentes de desplazamiento, estos son: drenaje crudo/agua, imbibicion agua/crudo,
drenaje aire/agua y drenaje aire/crudo. Sin embrago, no pudieron generarse las curvas de presion
capilar de todos estos procesos de desplazamiento. Pues como se expuso en la seccion 4.3.2, los
primeros dos procesos nombrados (drenaje crudo/agua e imbibicién agua/crudo) reportaron
perfiles de saturacion con curvas muy cercanas entre si, y en algunos casos exhibiendo un
solapamiento de las mismas, lo cual no permite visualizar los cambios de volimenes de agua y
crudo que ocurren dentro de las muestras. En este sentido, al no tenerse los perfiles de saturacion
adecuados de dichos procesos tampoco pueden obtenerse las curvas de presion capilar, ya que
esta ultima es generada por el software GIT solo si se conocen diferentes niveles de saturacion
de fluidos en las muestras.

En el caso del drenaje aire/agua, las curvas estimadas de presion capilar para el Campo Travi
exponen diferentes comportamientos de acuerdo a las propiedades fisicas de cada muestra, hecho
que refleja la heterogeneidad del sistema.

De manera general, se tiene que para este desplazamiento los valores de saturacion irreducible
minimos se encuentran en un rango de 5-9% y los maximos entre 24-29%, la presion capilar
méaxima obtenida oscila entre 31 -180 Psi; y las presiones de desplazamiento se ubican entre 0,25
- 4,80 Psi.

En la Figura 4.23, se observan graficas de presion capilar que reflejan el comportamiento de
algunas muestras estudiadas en el desplazamiento aire/agua. La parte superior de la imagen

corresponde a las muestras ubicadas en el menor rango de saturacién irreducible alcanzado para
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este campo. Por su parte, el lado inferior de la Figura 4.23 contiene las graficas respectivas a los

mayores valores de saturacion irreducible obtenidos en este desplazamiento.
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Figura 4.23. Curvas de presion capilar para drenaje aire/agua Campo Travi.

La grafica A presenta una curva cuyo valor de presion de desplazamiento, (minima para que el
aire penetre en la muestra) es 0,63 Psi, lo cual sefiala que los radios de poros grandes son los que
predominan en el sistema. Esta informacion a su vez es respaldada por los bajos valores de
saturacion irreducible y presion capilar que se observan para esta curva; numéricamente se tiene
Swi= 0,09; Pc= 52 Psi.

La grafica B contiene la curva con la saturacidn irreducible méas baja de todas las muestras
estudiadas de este campo, Syi= 0,05. Tal valor permite inferir que es poca la cantidad de poros
pequefios en la muestra. Por su parte, los valores de presion capilar y presion de desplazamiento
son bajos (P.= 78 Psi y P4= 0,44 Psi), lo que indica que los poros grandes son los que dominan
en la muestra.

Con respecto a la grafica C, se tiene que la misma corresponde a una muestra cuyos valores de
saturacion irreducible, presién capilar y presion de desplazamiento son altos (P.= 170 Psi, Syi=

0,29 y P4= 3,60 Psi) dentro del grupo de muestras analizadas del Campo Travi. Estos valores
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sugieren una gran cantidad de poros pequefios dispuestos en la muestra, en comparacion a los
poros grandes.

La gréfica D, expone una curva cuya saturacion irreducible es alta (0,24) dentro del grupo de
muestras analizadas, asi como una presion capilar maxima de 178 Psi; estos valores permiten
inferir la presencia de poros pequefios dentro de la muestra. Por otro lado, el valor de presion de
desplazamiento (P¢= 2,41 Psi) resulta intermedio en el rango obtenido para este desplazamiento,
lo que sugiere ademas la existencia de poros de tamafio intermedio dentro del sistema poroso en
estudio.

Con el fin de obtener una vision general del comportamiento de las curvas de presion capilar
para las muestras del Campo Travi durante el proceso drenaje aire/agua, se expone la Figura
4.24. En ésta, se observa el pobre escogimiento de los tamafios de garganta de poros que posee el
sistema, ello analizado tras observar las amplias pendientes que manifiestan las curvas de presion
capilar. En cuanto a la saturacion irreducible de agua, se aprecia que el volumen de agua inmovil
varia entre una muestra y otra (0,05 — 0,29), de acuerdo a la distribucion de poros pequefios que
presentan las mismas. En este sentido, se tiene que para las muestras H-137, H-34, H-140 y H-
38, la distribucion de poros pequefios es menor que la existente en las muestras H-17, H-3, H-
111, H-28 y H-110; en otras palabras, el primer grupo de muestras sefialadas requiere menor
presion para alcanzar la saturacion irreducible de agua en comparacion a las ultimas muestras
nombradas. Por su parte,la muestra H-161 (trazo azul claro) evidencia en su curva de presion
capilar que sus radios de poros promedio no varian mucho en todo el rango de saturacion, es
decir, de acuerdo a su pendiente esta muestra es la que presenta un mejor escogimiento de

granos.
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Figura 4.24. Curvas de Presion Capilar en drenaje aire/agua para el conjunto de muestras del Campo Travi.
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Para el proceso de drenaje aire/crudo en las muestras del Campo Travi, se obtuvieron valores de
presion capilar maxima comprendidos entre 118,00-181,50 Psi, presiones de desplazamiento
ubicadas entre 1,50-5,50 Psi y saturaciones residuales de crudo, cuyos valores minimos
estuvieron entre 17-23% y los maximos entre 28-38%.

Con la finalidad de visualizar como varia el comportamiento de las curvas de presion capilar de
acuerdo a las caracteristicas que presenta cada muestra, la Figura 4.25 luce las graficas
correspondientes a los minimos y maximos valores de S, (parte superior e inferior de la figura,

respectivamente).
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Figura 4.25. Curvas de presion capilar para drenaje aire/ crudo Campo Travi.

La grafica A expone una curva con saturacion residual de crudo de 0,23. Dentro del grupo de
muestras estudiadas este valor se considera bajo, y a él se asocia la presencia de poros grandes.
Tomando como referencia a la presidn de desplazamiento (Pq= 4,15 Psi), la cual puede
considerarse alta dentro del rango obtenido, se infiere también la existencia de poros pequefios
en la muestra. Finalmente, al considerar el valor de presion capilar maximo (P.= 145 Psi), se
tiene que el mismo se encuentra en un punto intermedio del rango obtenido para todo el grupo, lo
cual evidencia la presencia de poros medianos en la muestra. Todo lo anterior indica que en esta
muestra no hay un dominio definido de tamafio de poro.
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Por su parte, la grafica B reporta la menor Sy del conjunto de muestras del Campo Travi, Se=
0,17; asociado a una alta presion capilar de 141 Psi. A dichos valores, se relaciona la distribucion
de poros pequefios en el sistema. No obstante, la baja presién de desplazamiento (P¢= 1,50 Psi)
es un indicativo de que prevalece la presencia de poros grandes en la muestra.

En la gréafica C se observa que la curva presenta un alto valor de saturacién residual de crudo
(Sor= 0,38), al que corresponde una presion capilar alta, P.= 165 Psi. Estos valores reflejan una
presencia considerable de poros pequefios en la muestra, presencia que ademas se hace mas
marcada por la alta presién de desplazamiento reflejada en la curva, P4= 4,70 Psi.

En la gréafica D se aprecia una curva cuyo valor de presion de desplazamiento es de 5,17 Psi, uno
de los valores de P4 méas altos obtenidos en el drenaje aire/crudo, lo que indica que en esta
muestra se necesita una mayor fuerza para que el aire penetre en los poros grandes del sistema.
Dicho valor de Py resulta l6gico considerando que dentro del grupo estudiado, ésta muestra
presenta una de las permeabilidades absolutas mas bajas.

Lo expuesto anteriormente, aunado a los altos valores de saturacion residual de crudo y presion
capilar (So= 0,28 y P.= 166 Psi) permiten identificar que los poros pequefios son los que

predominan en la muestra.

Con el propésito de visualizar como es el comportamiento de las curvas de presion capilar aire/
crudo para el grupo completo de muestras estudiadas del Campo Travi, se presenta la Figura
4.26. En esta se aprecia la heterogeneidad de los tamafios de garganta de poros que conforman el
sistema, dada a la amplia pendiente que exponen las curvas. Los valores de saturacion
irreducible de la fase mojante (en este caso, crudo) indican que se requiere una presion
relativamente alta (118,00-181,50 Psi) para lograr que el aire penetre en los poros mas pequefios
de la muestra.

Adicionalmente al observar esta figura se reconoce que en general, las tendencias expuestas por
las curvas son bastante cercanas entre si, pues se aprecia que la mayoria de las muestras caen
dentro de un reducido rango de Sy (0,24 — 0,28). Los tapones H-3 (trazo negro) y H-137 (trazo
verde claro), son los que distan un poco mas del comportamiento general de las otras curvas, este
hecho se asocia a las propiedades internas que presenta cada muestra en particular, pues
precisamente estas dos muestras son las que representan dentro del grupo total trabajado, los
extremos en cuanto a valores de porosidad y permeabilidad absoluta (H-3 con la @ y K mas alta,

y H-137 con la menor @ y K).
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Figura 4.26. Curvas de presion capilar en drenaje aire/ crudo para el conjunto de muestras del Campo Travi.

Finalmente, si se comparan las curvas de presion capilar resultantes del drenaje aire/ agua con las
del drenaje aire/ crudo (Figura 4.27), se puede apreciar que para cada muestra el desplazamiento
aire/ agua presenta valores mas bajos de saturacion irreducible de la fase mojante. Esto resulta
muy logico considerando que el crudo presenta mayor viscosidad que el agua; otro factor
importante en dicho proceso, es el efecto de la temperatura, ya que este crudo fue trabajado
inicialmente en el laboratorio a 100°C, pero durante el desplazamiento llevado a cabo dentro de

la centrifuga ocurre pérdida de gran parte del calentamiento previo realizado al fluido.
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Figura 4.27. Comparacién entre curvas de presién capilar. Campo Travi.

En la Figura 4.27 también se observa que las presiones de desplazamiento en cada muestra
durante el proceso aire/crudo son mayores, lo cual evidencia la baja movilidad del crudo con
respecto al agua cuando los dos son desplazados en el mismo medio poroso y por la misma fase
no mojante, en este caso aire. Por otro lado, la mayoria de las muestras exhiben valores mas altos
de presion capilar a la saturacion irreducible de la fase mojante, cuando el fluido desplazado es
agua. Esto debido a que el volumen irreducible de agua (menor al del crudo) queda entrampado
en los microporos. Sin embargo, en la grafica D (muestra H-38) se evidencia lo contrario, es
decir, la P, @Sy en el proceso aire/ agua es menor al del proceso aire/ crudo. Tal fenémeno se
asocia a la posible existencia de una fractura en el sistema, que permite el desplazamiento del
agua mas facilmente; analisis que resulta tras evaluar la curva de relaxividad de esta muestra
(Apéndice Q).

Por otro lado, se observa que para ambos procesos de desplazamiento la muestra H-137 es la que

reporta menor saturacion irreducible de la fase mojante. Esto se ajusta con lo expuesto en la

Tabla M.3 de los Apéndices, donde se reporta que del conjunto de muestras estudiadas del

Campo Travi, la muestra H-137 es la que posee mayor porosidad y permeabilidad, propiedades

que permitieron un mejor barrido del agua y el crudo. De manera analoga, se tiene que la

muestra H-3 presenta la mas alta saturacion irreducible de la fase mojante en ambos procesos
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de desplazamiento, lo que concuerda con lo plasmado en la Tabla M.3, donde se indica que dicha
muestra es la que presenta la porosidad y permeabilidad méas bajas de todo el grupo de muestras
analizadas para este campo. Tales caracteristicas petrofisicas son las que influyen principalmente
en el hecho de que dicha muestra sea la que al final contenga el mayor volumen de liquido

entrampado, bien sea agua o crudo.

4.4.3 Campo Petrocedefio

Las curvas de presién capilar obtenidas para el proceso de drenaje aire/ agua en las cuatro
muestras seleccionadas del Campo Petrocedefio (Figura 4.28), reflejan un comportamiento
similar en lo que respecta a bajos valores de Sy (0,10- 0,13), asociados a bajas presiones
capilares (23-39 Psi) y bajas presiones de desplazamiento (0,40 — 2,00 Psi). Todo esto permite
reconocer el dominio de poros grandes en las muestras, lo cual es caracteristico de arenas no

consolidadas.
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Figura 4.28. Curvas de presion capilar para drenaje aire/ agua Campo Petrocedefio.

Mas detalladamente se tiene que la grafica A presenta una curva con baja Sy = 0,14; lo cual
permite relacionar el bajo volumen de agua entrampado en el sistema con la pobre distribucion
de poros pequefios en la muestra. Por otro lado, los bajos valores de presion capilar y presion de
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desplazamiento (P.= 38 Psi y Pyg= 1,30 Psi), permiten confirmar que en la muestra es dominante
la presencia de poros grandes, caracteristica que ademas concuerda con la baja Sy, reportada.

De igual modo, la gréfica B refleja el comportamiento de una muestra constituida en su mayor
parte por poros de gran tamafio, esto se concluye luego de revisar y analizar los bajos valores de
saturacion de agua irreducible, presion capilar y presion de desplazamiento que presenta la
gréafica (Swi= 0,10; Pc= 23 Psi y P¢= 0,40 Psi).

La gréfica C exhibe una presién minima requerida para que el aire penetre en la muestra es baja,
Pq= 2 Psi, valor indicativo de que los radios de poros presentes en el sistema son grandes. El
valor de saturacion irreducible de agua es 0,10 para una presion capilar de 34 Psi. Estos Gltimos
parametros también permiten reconocer que la distribucion de poros grandes son los que
prevalecen en la muestra.

Por ultimo, la grafica D contiene una curva que al igual que en las tendencias anteriores se
evidencia una baja saturacion irreducible de agua (10%), por lo que se puede inferir que el gran
tamafo de los radios de poros permite el desplazamiento de una alta cantidad de agua a través
del medio poroso. A estos poros de gran tamafio también se asocia la baja presion capilar y

presion de desplazamiento que refleja la curva, P.= 39 Psiy P4= 2 Psi.

Con la finalidad de visualizar el comportamiento de estas cuatro muestras en un mismo sistema
P¢ vs. Saturacion, se presenta la Figura 4.29. En la misma se observa que las curvas manifiestan
un trazado horizontal durante un amplio rango de saturacion, lo cual representa en la muestra un
buen escogimiento de los granos. Esto resulta muy logico al tomar en cuenta que estas muestras
fueron preparadas en el laboratorio y con arena sintética. EI hecho de que la curva
correspondiente a la muestra NC-5 (trazo verde) se aleje un poco de las otras tendencias,
probablemente se deba a que en esta haya ocurrido un mayor reordenamiento de granos durante
la saturacion y posterior centrifugacion. Los bajos valores de saturacion irreducible de agua
reflejan el dominio de poros grandes en el sistema, a los que se asocian también las bajas
presiones capilares reportadas.

Con esto se confirma que las curvas de presion capilar del presente trabajo estan siendo bien

reproducidas, ya que respondieron correctamente a las caracteristicas del sistema modelado.
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Figura 4.29. Curvas de presion capilar en drenaje aire/ agua al conjunto de muestras del Campo Petrocedefio.

Por otro lado las curvas de presion capilar para el proceso de imbibicion crudo/agua no pudieron
ser ajustadas mediante el software GIT, debido a la diferencia de densidad entre el agua de
formacion y el crudo extrapesado del Campo Petrocedefio. Esta diferencia es solo de 0,016 g/cc
es por ello que, los valores de presion capilar son casi despreciables; aun asi se realiza el ajuste
mediante una curva promedio, partiendo de la data registrada en el software de todos los puntos
de saturacion obtenidos mediante los perfiles de saturacion en cada centrifugacion. La Figura
4.30 refleja las curvas promedio de presion capilar por imbibicion agua/crudo estimadas.

Para cada gréafica se puede observar una tendencia similar en el comportamiento de la curva de
presion capilar, en donde los reducidos valores negativos de P para cada paso de saturacion son
resultados de la diferencia de densidad entre los fluidos. El crudo extrapesado posee mayor
densidad que el agua, ademas se infiere que el crudo es el fluido mojante en este sistema por lo
que, al evaluar la presion capilar con la ecuacion de Hassler-Brunner (Apéndice K), los valores

de P resultantes son negativos y de baja magnitud.
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Figura 4.30. Curvas de presion capilar para drenaje aire/ crudo Campo Petrocedefio.

También se puede observar detalladamente que el rango de presiones capilares se encuentra entre
0,00-0,68 Psi y las saturaciones irreducibles de agua resultan menores a 0,17 siendo valores
bastante bajos; lo que pone de manifiesto la mojabilidad del crudo y la capacidad del mismo para
barrer casi en su totalidad el agua presente en la muestra. Por ejemplo, la grafica A muestra una
Swi de aproximadamente 0,14 y una S, de 0,05, indicando asi el dominio de poros grandes en la
muestra que facilitan el desplazamiento del crudo y el empuje de éste contra el agua. Ademas, la
mayor presion capilar alcanzada es de 0,68, lo cual, es despreciable en comparacion a todos los
valores de P, obtenidos durante la realizacion del presente trabajo.
Asimismo, es notable la poca variacion en la pendiente de la curva de P entre una muestra y
otra, representando esto el buen escogimiento entre los granos, lo cual es esperado por tratarse de
una arena sintética.
En la Figura 4.31 se presentan todas las curvas de presidn capilar obtenidas en el proceso de
imbibicion, con el objetivo de comparar su comportamiento en todo el grupo de muestras
seleccionadas. Se puede visualizar en la imagen que las curvas de imbibicién presentan el mismo
trazado con solo pequeiias variaciones en las Su; y Sor, aunado a valores pequefos de P, lo cual
hace pensar que en este tipo de sistema no dominan las fuerzas capilares, en lugar de ello el
desplazamiento se ve influenciado mayormente por fuerzas viscosas.
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Figura 4.31. Curvas de presion capilar en imbibicién crudo/ agua al conjunto de muestras del Campo Petrocedefio.

Por otro lado, es importante aclarar que las presiones de desplazamiento y presiones capilares
méaximas no pueden ser comparadas entre campo y campo debido a que se emplearon diferentes
centrifugas en los procesos de desplazamiento, por lo cual tanto las velocidades como las fuerzas

centrifugas aplicadas son distintas.

4.5 RELAXIVIDAD

Mediante las graficas de relaxividad se puede conocer con precision la distribucion de poros en
las muestras, a fin de catalogar los diferentes tamafios de poros que estan presentes y en general,
comprender la geométrica de poro en cada zona del yacimiento a partir de los radios de garganta
y la distribucion T. Estas graficas permiten a su vez, tener un mejor entendimiento del trazado y
comportamiento de la curva de presion capilar obtenida para cada muestra. Ademas, el valor de
la relaxividad ayuda a cuantificar la influencia de la superficie de la roca en el relajamiento de
los protones, es decir, proporciona una idea de las interacciones roca-fluido que afectan el
relajamiento de Ty y T, y esta caracterizado por la mineralogia de la roca y la mojabilidad en la

misma.

4.5.1 Campo Perla

Las graficas de relaxividad obtenidas para el grupo de muestras de este campo, en general
exhiben una gran variacion en el tamafio de las gargantas de poro, confirmando asi la
heterogeneidad caracteristica en cuanto a porosidad y permeabilidad que éstas presentan. Las

gréaficas también muestran diversidad en el dominio de tamafio de grano para cada zona dentro
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del rango nanoporoso y megaporoso, sefialado por una amplia distribucion de T,. La Figura 4.32
ilustra la relaxividad para algunas de las muestras estudiadas, la parte superior refleja las gréaficas
asociadas a las muestras con tamafios de poros grandes y en la parte inferior se encuentran
graficas que representan las muestras con dominio de poros pequefos.

La Muestra 7 en la Figura 4.32, presenta un rango amplio de tamafios de poro que van desde
nano hasta megaporoso, pero el dominio sefialado por la distribucion T, lo toman los poros de
tamafio meso a macro. Ello indica que la muestra esta caracterizada por la influencia de los poros
grandes, lo cual permite entender el comportamiento de la curva de P, determinada para dicha
muestra, al poseer una baja Sy Y baja Py. La distribucién de poros grandes esta asociada a las
zonas de menor profundidad, en donde se observan también mayores valores de permeabilidad.
Por su parte la grafica de la muestra 58, manifiesta una amplia distribucion de T, dentro del
rango nano y meso, con un dominio de tamafio de poro entre microporoso a mesoporoso,
dominio que fue caracteristico para este campo. La distribucion de gargantas de poros sefialada a
través del T, refleja en general la amplia pendiente en las curvas de P obtenidas y las bajas S,
debido a los incrementos de saturacion en los poros clasificados entre meso a mega. Como se
observa en la Figura 4.32, la muestra 58 presenta a simple vista grandes surcos y pequefios
huecos, asociados a la porosidad vugular y porosidad intergranular, que es caracterizado
mediante la relaxividad con una variabilidad de tamafio de poro bastante marcada.

Ademas, las dos gréficas de la parte inferior de la Figura 4.32, presentan las muestras en las
cuales se evidencia un dominio de tamafio de poro pequefio (nano a micro), acompafiado de una
alta saturacion de agua incremental. Este comportamiento refuerza los resultados obtenidos en
las curvas de presion capilar, ya que para estas muestras (145 y 196), se obtuvieron altas

saturaciones de agua irreducible asociadas con altos valores de presion de desplazamiento.
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Figura 4.32. Gréficas de relaxividad Campo Perla.

En general, si se analizan todas las graficas de relaxividad determinadas para este campo es
notable que existe una amplia distribucién en el tamafio de garganta de poro para cada muestra,
tal como se ilustra en la Figura 4.33; abarcando toda la clasificacion conocida de tamafio de poro
desde nano hasta mega. Sin embargo, el dominio de tamafio de poro para el conjunto de muestras
estd representado en promedio por poros pequefios entre micro a meso, ello se observa al
estudiar la distribucion de T, en cada grafica de relaxividad obtenida (Apéndice Q). Entonces,
cabe sefialar que la presencia de estos tamafios de poros pequefios admite la formacion de
microfacturas influyentes en un comportamiento de microporosidad asociado al proceso de
diagénesis que ocurre en este tipo de carbonatos, lo cual puede proporcionar mayor

permeabilidad en algunas muestras en particular.
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Figura 4.33. Tamarfio de poro a partir de relaxividad Campo Perla.

4.5.2 Campo Travi

Las curvas de relaxividad obtenidas en el estudio del Campo Travi presentan un rango de radio
de poro que va desde microporoso a macroporoso y en casos particulares, se tiene una pequefia
proporcion de tamafio megaporoso. También se presenta una distribucion de T, variable entre
una muestra y otra, asociada al tamafio de poro que predomina en estas. Se puede confirmar
mediante la relaxividad obtenida, la poca variacién en la baja porosidad presente en estas
muestras, asi como asociar los casos en donde la permeabilidad es alta al predominio de la
saturacion en los poros de mayor tamafio. En la Figura 4.34 se presenta un conjunto de graficas
de relaxividad para algunas de las muestras estudiadas, con el objetivo de exponer el

comportamiento promedio en este campo.

En la Figura 4.34, se puede observar como la muestra H-111 estd dominada en gran proporcion
por radios de gargantas de tamafio microporoso y en menor cantidad de tamafio mesoporoso, por
lo que se puede asociar tal distribucién a un comportamiento en la curva de presion capilar con
valores de P4 y Sy altos en comparacion por ejemplo, a la muestra H-140, en la cual facilmente
se observa un dominio de tamafio de poros grandes (macro a mega). Dicho dominio de poros
grandes esta relacionado a la alta permeabilidad absoluta que presenta la muestra, lo cual tiende
a ser un valor extremo en el comportamiento promedio de todas las muestras. Ademas este tapdn
de nucleo (H-140), es el que presenta la mayor cantidad de poros de tamafio mega, es por ello
que la curva de presion capilar responde a muy bajas presiones de desplazamiento, alcanzando la

Swi Muy rapidamente.

137



Resultados y analisis

Relaxividad Muestra H-111 Relaxividad Muestra H-140

Saturacién Incremental de Agus (fraccion)
i
4

Saturacién incremental de Agua (raccion)

o ' 0 —
1 10 10 W00

om o, 0 oM o1
[ e ] e [ e o

Radho Ge gargante de poro (wm) | Ratho de grrgants de poro (um)

Relaxividad Muestra H-17 Relaxividad Muestra H-34

| -
Tamalo 0e

®

o Agua (#

Satur ackon Incremental de Agua (fraccién)

Radio de gargante e pors (um)

Figura 4.34. Gréficas de relaxividad Campo Travi.

Por otro lado, la muestra H-17 (parte inferior de la Figura 4.34), presenta una distribucion de
radio de poro entre microporoso a mesoporoso, con mayor saturacion en los poros mas pequefios
(micro), lo que permite entender el comportamiento en la curva de presion capilar obtenida con
mayor Sy, en referencia a la muestra H-34. Ademas, la grafica de la muestra H-34 representa
otro de los casos especiales donde se tienen distribuciones de tamafio de poro entre macro a
mega, permitiendo entender la causa del facil desplazamiento de fluidos para esta muestra;
comportamiento representado de la misma manera en la curva de P. obtenida. Tales
distribuciones de tamafio de garganta de poro macro en algunas muestras estudiadas, pueden
estar causadas por presencia de fracturas internas que estarian siendo representadas como canales
porosos al momento de realizar el anlisis de la relaxividad por RMN.

En la Figura 4.35 se engloba toda la distribucion de tamafios de poros obtenida en el estudio de
la relaxividad para el Campo Travi. Como se puede observar, se presenta mayor saturacion
incremental para la zona gobernada por tamafios de poro micro, esto indica que existe un mayor
volumen desplazado en los poros mas pequefios por lo cual hay, una proporcion considerable de
dichos tamafios de poro en cada muestra, no obstante es visible que la porosidad también esta

influenciada por distribuciones de poro que van desde mesoporoso hasta macroporoso. Teniendo
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en cuenta cada distribucion de T,, se puede considerar que el Campo Travi esta caracterizado

por tamafios de poros entre micro a macro.

Relaxividad Muestras Campo Travi
0,07

0,06 —H-111
——H-110
0,05 ——Ha3
—H137
—H38

H-34

—H17

——H-161
——H-28
H-140

Saturacion incremental de Agua (fraccion)

Radio de gargante de poro (um)

Figura 4.35. Tamafio de poro a partir de relaxividad Campo Travi.

4.5.3 Campo Petrocedefio

En el estudio de la relaxividad para este campo se obtuvieron las distribuciones de tamafios de
poros mas homogeneos de toda la investigacion, lo cual es un resultado esperado debido a que la
arena con la que se trabaja es sintética. ElI rango de radio de poro va desde mesoporoso a
megaporoso, con amplias distribuciones de T, que reflejan el dominio de este tipo de poro en la
muestra, siendo un comportamiento deseado, ya que se modela un sistema no consolidado.

En la parte superior de la Figura 4.36, se puede observar como las muestras NC-4 y NC-3,
presentan un comportamiento similar con un rango de radio de poro entre meso a mega. La
distribucién T, sefiala un dominio de tamafio macroporoso y megaporoso en cada muestra, asi
mismo se observa mayor saturacion en este rango lo que permite entender el trazado de las

curvas obtenidas de presion capilar, que poseen bajas Sy Y Pe.
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Figura 4.36. Gréficas de relaxividad Campo Petrocedefio.

En referencia a las muestras NC-5 y NC-6 (parte inferior de la Figura 4.36), se visualiza como la
distribucién de radios de poros sigue la tendencia entre tamafio mesoporoso y megaporoso, pero
con un dominio indicado por la curva T, entre meso a macro, lo cual puede estar asociado a un
leve reordenamiento de los granos debido a la saturacion y posterior centrifugacion aplicada a las

muestras.

En general, para las muestras del Campo Petrocedefio se tienen distribuciones de tamafios de
poros grandes que van desde meso a mega, con mayor proporcion en promedio del tamafio
megaporoso. Dado a este comportamiento esperado se puede validar la efectividad de la prueba
de relaxividad por la técnica de RMN para caracterizar los tamafios de gargantas de poros
presentes en cada muestra y realizar posteriormente el estudio que indique cual es el dominio del
tamafio de poro en cada zona de un yacimiento determinado. La Figura 4.37, refleja todo el

comportamiento obtenido por relaxividad de los tamafios de poro en las muestras seleccionadas.
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Figura 4.37. Tamarfio de poro a partir de la relaxividad Campo Petrocedefio.

En cuanto a los valores de relaxividad, en general se obtuvieron resultados que se encuentran
dentro de los rangos conocidos. La Tabla 4.2 muestra los datos estimados para cada campo
comparandolos con los datos que se conocen para los sistemas estudiados en este trabajo. La
mayor relaxividad estimada en promedio la arrojaron las muestras del Campo Petrocedefio,
indicando que este tipo de arena presenta una fuerte relaxividad por superficie, en comparacion
con los otros sistemas. Tal diferencia esta influenciada por el grado de heterogeneidad que tiene
cada roca, asi para los carbonatos (Campo Perla) se tiene una relaxividad debil en comparacion
a las rocas clasticas (Campo Travi), ya que a medida que incrementa la heterogeneidad, el

tiempo de relajacion incrementa alejandose el sistema de un comportamiento altamente difusivo.

Tabla 4.2 Valores obtenidos de relaxividad.

Perla 0,001 a 0,009 Carbonatos < Clasticas
Travi 0,001 a 0,100 0,003 a 0,030
Petrocedefio 0,01 a0,03 Areniscas > Clasticas

4.6 PERMEABILIDAD RELATIVA

Una vez determinadas las curvas de presion capilar y tras entender el comportamiento de las
mismas con apoyo en las graficas de relaxividad, se alcanza finalmente el objetivo principal del
presente trabajo: la obtencion de las curvas de permeabilidad relativa. Esta propiedad es una de

las mas importantes en lo que respecta al movimiento de las fases inmiscibles dentro del medio
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poroso, ademas de que presenta un factor clave para estimar el comportamiento del yacimiento, a
fin de lograr una buena prediccion y optimizacion.

Conociendo esto, es importante resaltar la eficacia del equipo RMN, ya que partiendo de curvas
de P, que respondieron correctamente a los respectivos sistemas porosos estudiados, también se
obtienen curvas de permeabilidad relativa que reflejan el comportamiento del desplazamiento de
fluidos en cada muestra. Para tal fin, el software GIT permite escoger entre diferentes modelos
de permeabilidad relativa, uno que proporcione el mejor ajuste de la curva (en este trabajo, se
us6 el Modelo de Brooks-Corey Burdine); ofreciendo los resultados de una manera bastante
rapida.

Dicho modelo permite determinar las curvas de permeabilidad relativa de ambas fases (mojante
y no mojante) entre cero y uno, lo cual no es el comportamiento real cuando se desplazan dos
fluidos inmiscibles en un medio poroso, pues como bien se conoce hay fracciones de ambas
fases que guedan atrapadas en los poros debido a la accion de las fuerzas capilares. Es por ello
que, fue necesario acotar las curvas a partir de los valores de saturacion irreducible y residual de
cada fluido, calculados con los datos obtenidos de manera experimental (volumen irreducible por
T,, masa desplazada, volumen poroso).

De acuerdo a todo lo anterior, se presentan en el Apéndice S para cada campo estudiado, las

curvas de permeabilidad relativa, las cuales son analizadas a continuacion.

4.6.1 Campo Perla

Las curvas obtenidas reflejan como las cantidades relativas de aire y agua que se desplazan en un
nivel determinado, dependen de las permeabilidades relativas a las condiciones de saturacion
dadas.

En general, para las muestras estudiadas de este campo se observa que la interseccion de las
curvas ocurre a altas saturaciones de agua (>50%), corroborandose asi la tendencia del grupo de
muestras en presentar mojabilidad al agua (conocido que el gas siempre es el fluido no mojante).
La Figura 4.38 contiene algunas de las curvas resultantes de permeabilidad relativa para el
Campo Perla. La parte superior de la imagen expone las curvas con menores valores de Sy,

mientras que las ubicadas en la parte inferior son las que presentan las mas altas S,.
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Figura 4.38. Curvas de permeabilidad relativa en drenaje aire/ agua. Campo Perla.

Detallando la Figura 4.38, se observa que en la grafica A, a partir de la saturacion irreducible del
agua (0,119) empieza el movimiento entre las dos fases dentro del medio poroso de forma
continua, aumentando la resistencia al flujo por parte del agua y disminuyendo la del aire, hasta
el punto donde se hace discontinua la fase gaseosa (punto de permeabilidad al aire cero) y se
alcanza la saturacion residual de aire (0,069). Para esta grafica, se tiene que el punto de
interseccion se ubica a una Sy= 0,760 que corresponde a una permeabilidad relativa de 0,060;
indicando mojabilidad al agua.

En la gréafica B, se aprecia como desde el punto de Sy; = 0,100, la permeabilidad relativa del aire
decrece rapidamente con la disminucién de la saturacion en éste, mientras que la curva de
permeabilidad relativa al agua permanece muy baja o casi nula hasta una saturacion del orden del
52%. A partir de ese momento, crece muy rapidamente hasta alcanzar su saturacion maxima,

punto que se relaciona con la saturacion irreducible de gas (S, = 0,130). El punto de

interseccion de las curvas se encuentraa Sy, = 0,740y K, =0,110.

En la grafica C se visualiza una amplia diferencia entre las saturaciones irreducibles de agua y

aire, numéricamente se tiene Swi= 0,328 y S, = 0,043. Estos valores permiten comprobar lo

siguiente: por ser el agua la fase mojante, y ocupar las gargantas de poro mas pequefias con bajas

saturaciones, la presencia de una minima saturacion de agua afecta en una pequefia proporcion la

permeabilidad relativa al gas. Mientras que, siendo el gas la fase no mojante, ocupa las gargantas
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de poros méas grandes, las cuales contribuyen al flujo de fluidos a través del sistema; por tanto,
una pequefia saturacion de gas, reduce en gran proporcion la permeabilidad al agua. Se observa

también el punto de interseccion en Sy= 0,730y K, = 0,100.

Para la gréfica D se tiene un valor de S, = 0,327, punto en el cual la permeabilidad relativa al
agua es cero y la permeabilidad reativa al gas es un valor cercano a uno. En este punto solo el
gas puede fluir y la capacidad del gas a fluir se ve afectada por la presencia de agua connata.

Con incremento en la saturacion de agua, la permeabilidad relativa al agua aumenta y la
permeabilidad relativa al aire disminuye. Se alcanza la maxima saturacion de agua a la

saturacion irreducible de aire (S, = 0,023), donde la permeailidad relativa del gas es cero. Las

curvas de permeabilidad relativa de ambas fases se intersectan cuando la Sy= 0,720y K, = 0,110

indicando nuevamente mojabilidad al agua en esta muestra.
Todo lo anterior permite reconocer que para el grupo de muestras del Campo Perla, los puntos de
interseccion de las curvas de permeabilidad relativa para el agua y el aire, se sitian en un rango

de Sy entre 0,700-0,850 y K, entre 0,040-1,500. Ademas, se tiene que para Sw menores a 0,500,

los valores de permeabilidad relativa al agua son minimos, lo que implica mayor dificultad de
movimiento para la fase mojante por la accion de las fuerzas capilares.
Los resultados también permiten confirmar lo que ya es conocido y reportado en la literatura,

nunca una superficie tendra una condicién de mojado al gas (aire).

4.6.2 Campo Travi

Para cada muestra de este yacimiento apretado se obtuvieron curvas de permeabilidad relativa
correspondientes a los desplazamientos realizados (aire/agua y aire/crudo), resultando tendencias
distintas para cada muestra. Ello permite diferenciar el comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa de acuerdo a las caracteristicas de los fluidos involucrados en el medio
poroso.

En el primer caso (drenaje aire/agua), también se obtuvieron curvas de permeabilidad relativa
bien definidas y algunas de ellas son presentadas en la Figura 4.39. La imagen muestra en la
parte superior las curvas de permeabilidad con menor saturacion de agua irreducible y en la parte
inferior aquellas curvas donde se obtuvo las mayores saturaciones de agua irreducible del
conjunto de muestras estudiadas. Para todas las curvas estimadas, se puede observar que el punto
de interseccién entre las curvas de permeabilidad relativa de la fase mojante y no mojante se
encuentra en valores de S,, mayores a 50%.

La grafica A presenta valores de permeabilidad relativa al agua bastante altos y cercanos al punto

donde el gas comienza a ser movil (S, = 0,090), indicando la capacidad que tiene el sistema
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para almacenar y permitir el desplazamiento del agua. Luego, cuando el gas comienza a ocupar
los canales de mayor area debido a los incrementos en la saturacion del mismo, se inicia la
disminucién rapida de la permeabilidad relativa al agua hasta hacerse minima, al alcanzar el
punto de Sy = 0,090. El punto de interseccidén para ambas fases se encuentra a la Sy, = 0,590 y
K,=0,120.

Por su parte en la grafica B, se percibe un reducido valor de Sy = 0,050 y una S, = 0,100. En

este tipo de muestras con bajas Sy se puede evidenciar en términos de produccién como se
puede extraer la fase no mojante sin producir alguna cantidad de la fase mojante (agua), hasta
alcanzar el rango de saturacion donde coexistan las dos fases (40-80% de Sy) y a partir de alli,
solo se puede producir la fase mojante debido al aumento en su respectiva saturacion y
permeabilidad relativa. Ademas, se puede confirmar la mojabilidad del agua en la muestra,
encontrandose el punto de interseccion de ambas curvas a una Sy= 0,670 y K, = 0,090.

En la gréfica C, se representa la curva de permeabilidad relativa para uno de los casos donde se
estimaron mayores valores de saturacion irreducible y residual, siendo estos valores iguales a

Sw= 0,290 y S,,=0,200. Ademas, la S, condiciona el comportamiento de la curva de

permeabilidad relativa al ser el valor mas alto de saturacion de gas obtenido en el estudio;
principalmente porque la muestra presenta una minima permeabilidad absoluta (0,700 mD), lo
que provoca mayor entrampamiento de ambas fases. También se puede observar que el valor de
saturacion en el punto de interseccion (Sy= 0,780 y K, =0,070), es mucho mayor a lo encontrado
en las deméas muestras, obteniéndose entonces una baja permeabilidad relativa al agua cuando se
supera este valor de saturacion, evidenciandose igualmente la tendencia de mojabilidad al agua.

Para la grafica D, también se muestra un comportamiento con alta saturacion irreducible de agua
(Swi= 0,240), es por ello que el maximo incremento de la permeabilidad relativa por parte de la
fase no mojante se alcanza a una saturacion de esta fase mucho menor al 100%, existiendo un
bajo rango de saturacion donde coexisten ambas fases, hasta que la fase mojante (agua) alcanza

su valor maximo de permeabilidad relativa en el punto de S, = 0,15. En referencia al punto de

interseccion de ambas curvas de permeabilidad relativa esta ubicado a una Sy= 0,730 y K, =

0,090.
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Figura 4.39. Curvas de permeabilidad relativa en drenaje aire/ agua. Campo Travi.

En general las curvas de permeabilidad relativa aire/ agua obtenidas para este campo presentaron

el punto de interseccion en un rango de Sy, entre 0,55-0,80 y K, entre 0,07-0,11. En produccion,

esto se refiere a que en este rango de saturaciones los dos fluidos tendran capacidad de
movimiento a través del medio poroso, siendo el movimiento de un fluido afectado por la
presencia del otro.

En el caso del desplazamiento aire/crudo se muestran algunas de las curvas obtenidas (Figura
4.40). El comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa para ambas fases tiende a ser
similar a lo encontrado anteriormente, solo se aprecian variaciones en las saturaciones
irreducibles de la fase mojante y en el incremento de permeabilidad relativa de la misma. Por
ejemplo, se observa que para las graficas A y B, siendo éstas las que poseen las menores S, de
todo el estudio, tienden a ser bastante altas en comparacién a las S,; obtenidas en el
desplazamiento aire/ agua en las mismas muestras. Es decir, que existe una mayor cantidad de
crudo atrapado en los poros méas pequefios de la roca con respecto al agua, cuando ambos son
desplazados por separado con el mismo fluido no mojante (aire), lo cual es ocasionado por la
diferencia de movilidad del fluido mojante en cada caso. En la parte inferior de la Figura 4.40 se
presentan las graficas C y D que pertenecen a las muestras con mayor S, ademas se puede
visualizar como el punto de interseccién se encuentra localizado en valores de permeabilidad

relativa cercanos a 0,1 como ocurria en los desplazamientos aire/ agua.
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Figura 4.40. Curvas de permeabilidad relativa en drenaje aire/ crudo. Campo Travi.

Para el conjunto de muestras en este desplazamiento aire/ crudo se obtuvo un rango de S entre
0,17-0,38. Con respecto al punto de interseccion, el mismo se ubica dentro del rango de S, entre

0,60-0,85 y K, entre 0,06-0,12. Ello permite analizar que, existe en promedio un mayor

incremento en la permeabilidad relativa para esta fase mojante (petréleo) en comparacion a la
permeabilidad relativa en el desplazamiento aire/agua. Esto graficamente se aprecia por un
estrecho rango de saturacion en donde coexisten las fases aire/crudo en comparacion al rango

obtenido para las fases aire/ agua.
4.6.3 Campo Petrocedefio

Particularmente para el desplazamiento aire/agua de las muestras preparadas del Campo
Petrocedefio se estimaron curvas de permeabilidad relativa con poca variabilidad en los puntos
finales entre una muestra y otra, hecho que se asocia a que las mismas fueron preparadas en el
laboratorio con arena sintética (baja heterogeneidad en sus propiedades). La Figura 4.41 refleja
las curvas de permeabilidad relativa aire/ agua para las cuatro muestras seleccionadas en el
estudio, se aprecia que los valores de Sy; son minimos (alrededor de 0,10) al igual que los

valores de S, los cuales son aun menores (0,03). En referencia a la permeabilidad relativa de
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ambas fases se observa que, tanto el aire como el agua alcanzan en sus puntos finales los
mayores valores de K de todo el estudio, (aprox. Kn =0,85 y K =1,00). La facilidad de
movimiento que se evidencia para ambas fases esté relacionada a las gargantas de poros grandes

que dominan en las muestras. Como es de esperarse en este desplazamiento bifasico aire/agua,
dichas muestras presentan mojabilidad al agua.
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Figura 4.41. Curvas de permeabilidad relativa en drenaje aire/ agua. Campo Petrocedefio.

En cuanto al desplazamiento crudo/agua también se determinaron exitosamente las curvas de
permeabilidad relativa para los cuatro muestras seleccionadas, comprobandose entonces que €s
posible trabajar con analisis de imbibicién crudo/ agua en el equipo RMN. Esta acotacion se
realiza, ya que fue comentado anteriormente que para el Campo Travi no pudieron obtenerse

curvas de P. y de K, en desplazamientos con crudo y agua. Todo lo anterior se fundamenta en

que para el Campo Petrocedefio se trabaja con crudo extrapesado (gran diferencia en
magnetizacion con respecto al agua) y muestras con poros de mayor tamafio; lo que permite
diferenciar la distribucion de los fluidos y su desplazamiento dentro de la muestra.

En la Figura 4.42 se puede apreciar las cuatros graficas pertenecientes a las curvas de
permeabilidad relativa crudo/agua estimadas. En la misma los valores de Sy; para cada muestra
se encuentran por debajo de 0,21; lo que indica una gran fuerza de empuje por parte del crudo

hacia el agua ocasionando que al final del desplazamiento solo exista un pequefio volumen de
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agua dentro de la muestra. Es importante sefialar que el proceso de imbibicién fue realizado
debido a que la mojabilidad de la roca la asume el crudo, lo cual es caracteristico de yacimientos
de crudo pesado. Ademas, se debe tener en cuenta que las curvas de permeabilidad relativa
fueron calculadas a partir de los datos de saturacion obtenidos en el desplazamiento por
imbibicion solamente, por tal motivo no se cuenta con altos valores de So, que estarian
disponibles si se parte del proceso del drenaje agua/crudo. Tal proceso no fue llevado a cabo por
la dificultad de desplazar el crudo extrapesado con el agua de formacién en cada muestra.

Por otro lado en las curvas se observa que los puntos de interseccion para este desplazamiento se

encuentran en un rango bien definido de Sy y K, . Es decir, todos los puntos de interseccion se
ubican alrededor de Sy, =0,69 y K,=0,08; permitiendo entonces a partir de la regla de Craig

(Apéndice K) inferir mojabilidad al crudo.
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Figura 4.42. Curvas de permeabilidad relativa en drenaje aire/ agua. Campo Petrocedefio.

En cuanto a los valores maximos de permeabilidad relativa al agua (fase no mojante), se tiene
gue son mucho mayores con respecto a los de permeabilidad relativa al crudo, lo cual evidencia

la dificultad de movimiento del crudo debido a sus caracteristicas de viscosidad y movilidad.
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CONCLUSIONES

En virtud de los resultados obtenidos se concluye que:

e La metodologia desarrollada para el analisis de muestras alta rigidez y arenas no
consolidadas permite determinar eficazmente propiedades petrofisicas, curvas de presion
capilar y curvas de permeabilidad relativa, integrando la técnica de centrifugacion con la de
Resonancia Magnética Nuclear (RMN).

e El nuevo empaque de muestras no consolidadas disefiado y elaborado para trabajar con crudo
pesado y extrapesado respondié de manera eficiente a cada uno de los requerimientos para el
desplazamiento de fluidos y medicion con el equipo RMN.

e Mediante la caracterizacion de cada muestra a partir de las propiedades petrofisicas obtenidas
por andlisis RMN, se logro identificar a qué tipo de sistema de roca pertenece cada una;
obteniéndose asi tres sistemas bien diferenciados: roca carbonatada, roca de alta rigidez y
arena no consolidada.

e Varios criterios deben ser tomados en cuenta para aplicar el analisis RMN a las muestras,
algunos de estos son los tiempos de magnetizacion, la orientacion de la muestra al ser
introducida en el equipo RMN, impedir la perdida de fluido dentro del resonador, entre otros.

e Los coeficientes de difusion obtenidos para cada fluido expresan segun su valor la capacidad
de movimiento del mismo dentro del medio poroso, lo que permite a su vez diferenciar un
fluido de otro.

e La técnica de Resonancia Magnética Nuclear permite determinar de manera rapida y precisa
importantes propiedades petrofisicas, tales como porosidad, permeabilidad, saturacién de
fluidos, tamafio de poros, entre otras. Estas al ser comparadas con los resultados de pruebas
convencionales arrojan una excelente correlacion, lo que evidencia la efectividad de esta
herramienta.

e Al trabajar con dos fluidos que presenten tiempos de relajacion similares en un sistema de
roca de alta rigidez, en la prueba de perfil de saturacion RMN no se refleja el desplazamiento
de un fluido con respecto al otro. Esto de acuerdo a lo observado en los desplazamientos con

crudo y agua realizados en las muestras del Campo Travi.
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RECOMENDACIONES

De acuerdo a los resultados obtenidos se presentan las siguientes recomendaciones:

Utilizar un fluido no radioactivo en los desplazamientos agua/crudo o viceversa, cuando el
crudo utilizado sea un petroleo liviano cuya sefial de resonancia no se diferencie en presencia
del agua de formacion, de tal forma de poder captar la sefial en el desplazamiento del crudo
con el equipo RMN. El éxido de deuterio (agua pesada) es uno de los fluidos mas conocidos
para tal fin.

Disefiar celdas de desplazamiento que puedan ser usadas en diferentes equipos de
centrifugacién para llevar a cabo los procesos de imbibicion y drenaje en las muestras.
Continuar aplicando el método de centrifugacion para comprobar la saturacion de las

muestras en su estado 100% saturado.
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Glosario

GLOSARIO

BVI (Volumen de agua irreducible): Fraccion del volumen de formacién que esta ocupado por
agua inmovil, retenida por capilaridad.

CBW (Agua asociada con la arcilla): Agua inmovil estructuralmente ligada en la superficie de
minerales de arcilla. Las superficies de las arcillas estan cargadas eléctricamente debido a
sustituciones idnicas en la estructura de la arcilla, lo que les permite mantener unas cantidades
sustanciales de agua ligada ionicamente. Esta agua es también llamada agua de absorcién o agua
ligada a la superficie. El agua asociada con la arcilla no puede ser desplazada por hidrocarburos

y tampoco fluira. Posee tiempos T1 y Tz muy cortos.

Difusion: Proceso por el cual moléculas u otras particulas se entremezclan y migran debido a sus

movimientos térmicos aleatorios.

Eco: Sefial de radiofrecuencia debida al reenfoque de los espines en la magnetizacion trasversal,

la cual puede ser detectada debido a las secuencias de eco - espin.

Espin: Momento magnético propio del nicleo de un atomo caracterizado por el movimiento

rotacional alrededor de su mismo eje.

Espin-Eco: Una secuencia de RMN cuya sefial es un eco resultante de la refocalizacion de la

magnetizacion, después de la aplicacion de pulsos de RF de 90° y 180°.

FFI (indice de fluido libre): La fraccion del volumen de formacion ocupada por fluidos que
pueden fluir libremente. Se debe establecer una distincion entre fluidos que pueden ser

desplazados por fuerzas capilares, y fluidos que pueden producirse a una cierta saturacion.

FID (Caida de Induccién Libre): Sefial transitoria de RMN que resulta de la estimulacion de
los nacleos a la frecuencia de Larmor, usualmente después de una sola pulsacion de RF. La
constante de tiempo caracteristica para la amortiguacion de la sefial de FID se llama Tz *.

Tz * es siempre considerablemente mas corta que Tz .

Frecuencia de Larmor: La frecuencia a la cual los giros nucleares hacen precesion alrededor

del campo magnético estéatico, o la frecuencia a la cual se puede excitar la resonancia magnética.

Gradiente: Es una variacion de alguna cantidad con respecto a otra. En el contexto de RMN, un
gradiente del campo magnético es una variacion en el campo magnético con respecto a la

distancia.
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HI (indice de Hidrogeno): La relacion entre el nimero de a&tomos de hidrégeno por unidad de
volumen de un material y el nimero de atomos de hidrogeno por unidad de volumen del agua

pura a igual temperatura y presion.

Magnetizacion: Cantidad vectorial macroscopica que resulta de la alineacion del momento
magnético nuclear con el campo magnético estatico. Esta es la cantidad observada por la medida
RMN.

Nech: Numero de ecos utilizado para la secuencia CPMG en un experimento de Resonancia

Magnética Nuclear.
NSA: Numero de scans en los experimentos de RMN.

Precesion: Movimiento del eje de un cuerpo rotatorio como para trazar un cono. Esta causado
por la aplicacion de un momento de torsion que tiende a cambiar la direccion del eje rotatorio.
La precesion del eje rotatorio de un proton alrededor del eje del campo Bo ocurre a la frecuencia

de Larmor.

RD: Es el tiempo necesario para recuperar la magnetizacion total en un experimento de Tz,

representa el tiempo maximo de medicidn.

Relaxividad: Medida de la capacidad que tiene una superficie para hacer que los protones se
relajen, es decir, que pierdan orientacion o coherencia de fase. Esta cantidad depende de la
intensidad de las interacciones entre fluido y matriz. También varia segun la humectabilidad de

la superficie de la roca.

RF (Radiofrecuencia): Banda de frecuencia en el espectro electromagnético con frecuencias en

los millones de ciclos por segundo (MHz).

SCANS: Es la adquisicion la sefial producida durante la relajacion transversal en un experimento
de RMN.

Secuencia de Pulsos: Es una serie de pulsos de Radio Frecuencia (RF) y/o gradientes de campo
magnético aplicados a un sistema de espines para producir una sefial, cuyo comportamiento

proporciona informacion acerca de algunas propiedades del sistema de espines.
TAU: Es dos veces el tiempo inter-eco en la secuencia de pulsos CPMG.

Tiempo de Relajacién Longitudinal (T1): Es una constante de tiempo que caracteriza el

alineamiento de los momentos rotacionales con el campo magnético estatico externo.
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Tiempo de Relajacion Transversal (Tz): Constante de tiempo que caracteriza la pérdida de
coherencia de fase que ocurre con los husos orientados a un angulo del campo magnético

principal y que se debe a interacciones entre momentos rotacionales. Tz nunca es mayor que T1.

Tiempo de Relajacion Transversal* (Tz*): Constante de tiempo que caracteriza la pérdida de
coherencia de fase que ocurre entre giros orientados a un cierto angulo respecto del campo
magnético principal y que se debe a una combinacion de heterogeneidad de campo magnético y

de interaccién magnética. Tz * es siempre mucho mas corto que Tz .

Tiempo Inter-Eco: Es el tiempo entre el pulso de 90 grados y el méaximo del eco en una

secuencia de pulsos espin-eco.

U.P: Unidades de Porosidad.
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APENDICES

Apéndice A. Caracteristicas y propiedades de muestras seleccionadas.

Tabla A.1. Andlisis petrofisicos basicos Pozo A-1.

Apéndices

8852,20 25,60 63,39 54,15
8 8854,50 22,30 16,45 13,46
38 8914,20 26,60 353,68 307,38
58 8955,10 31,30 92,66 76,96
142 9123,60 39,30 - -
196 9231,70 27,60 2,82 1,82
232 9300,10 19,80 1,19 0,82

Nota. EI guién (-) representa datos no determinados.

Tabla A.2. Analisis petrofisicos basicos Pozo A-2.

9488,97 24,60 2,80 1,74
131 9500,95 28,10 2,38 2,38
145 9521,56 22,80 2,18 1,29

Tabla A.3. Analisis petrofisicos basicos Pozo O-1.

Musstres] Proundidad () | Poroeidad (09 [ e (D) Ko |

17993,83 6,72 0,72 0,49
H-17 18008,00 9,10 9,30 7,40
H-28 18017,50 7,30 1,10 0,74
H-34 18024,08 10,20 1,40 0,99
H-38 18028,08 9,20 9,40 7,40
H-110 18151,00 9,20 16,00 13,00
H-111 18151,67 8,80 8,30 6,50
H-137 18206,25 12,20 91,00 82,00
H-140 18209,00 9,50 64,00 57,00
H-161 18240,33 8,40 9,80 7,70
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Apéndice B. Medidas de longitud, diametro y peso de las muestras.

Tabla B.1. Medidas fisicas de muestras del Pozo A-1.

7 4,758 3,773 105,91
8 4,252 3,775 99,16
38 5,019 3,710 109,71
58 4,818 3,778 97,40
142 4,876 3,779 86,03
196 4,826 3,784 107,17
232 4,787 3,776 115,99

Tabla B.2. Medidas fisicas de muestras del Pozo A-2.

123 4,996 3,787 116,87
131 4,988 3,793 111,32
145 4,998 3,801 119,80

Tabla B.3. Medidas fisicas de muestras del Pozo O-1.

H-3 4,579 3,807 128,81
H-17 4,805 3,810 131,32
H-28 4,838 3,806 134,87
H-34 4,808 3,810 130,28
H-38 3,980 3,809 107,91
H-110 5,075 3,816 137,04
H-111 4,370 3,819 120,23
H-137 4,176 3,816 110,43
H-140 4,478 3,811 120,86
H-161 4,863 3,814 131,68
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Tabla B.4. Medidas fisicas de muestras arenas no consolidadas.

NC1 4,558 3,720 91,35
NC2 4,540 3,743 91,39
NC3 4,550 3,785 92,57
NC4 4,512 3,736 90,62
NC5 4,587 3,762 92,91
NC6 4,532 3,773 88,66
NC8 4,466 3,778 86,46
NC9 4,358 3,757 85,29

Tabla B.5. Medidas fisicas de muestras arenas no consolidadas con empaque éptimo.

NC1 4,339 3,815 97,24
NC2 4,322 3,820 98,75
NC3 4,304 3,830 99,08
NC4 4,332 3,806 96,51
NC5 4,365 3,829 99,27
NC6 4,388 3,807 95,98
NC8 4,239 3,823 93,71
NC9 4,127 3,841 91,64
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Apéndice C. Porosidad y permeabilidad de muestras arenas no consolidadas mediante
equipo CMS-300.

Tabla C.1 Mediciones con equipo CMS-300 para muestras arenas no consolidadas.

NC1 13,811 27,89 9053 0,02 8983
NC2 13,641 27,31 8178 0,04 8113
NC3 14,530 28,39 8994 0,02 8925
NC4 13,495 27,29 8373 0,03 8373
NC5 13,779 27,04 8654 0,03 8586
NC6 16,764 33,13 10628 0,03 8662
NC8 15,453 30,88 13555 -0,05 13464
NC9 14,573 30,18 12337 -0,03 12252
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Apéndice D. Medidas de saturacion de muestras.

Tabla D.1. Saturacion con agua de formacion a m

uestras del Pozo A-1.

(9)

(9)

(9)

(9)

Apéndices

7 118,72 118,27 118,70 118,62 118,58
8 109,25 109,25 109,29 109,21 109,31
38 122,81 122,49 122,99 122,70
58 112,22 112,01 112,35 111,79 112,10
142 105,30 105,75 105,70 105,70 105,71
196 121,74 121,74 121,79 121,75
232 126,40 126,38 126,40 126,41

Nota. Cuatro muestras (7, 8, 58,142) se saturan 48 horas mas, mientras se realizan las pruebas a las restantes. Estas

cuatro son las ultimas en analizarse.

Tabla D.2. Saturacion con agua de formacidn a muestras Pozo del A-2.

123 130,47 130,41 130,41 130,42
131 126,51 126,49 126,49 126,41
145 132,50 132,51 132,49 132,45
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Tabla D.3. Saturacion con agua de formacion a muestras del Pozo O-1.

H-3 131,50 131,51 131,53 131,50
H-17 135,36 135,43 135,48 135,53
H-28 138,31 138,31 138,35 138,25
H-34 135,19 135,22 135,30 135,33
H-38 111,36 111,35 111,36 111,40
H-110 141,06 141,07 141,00 141,23
H-111 123,96 123,92 123,94 123,91
H-137 115,40 115,45 115,51 115,52
H-140 125,01 124,95 125,03 124,96
H-161 135,40 135,36 135,41 135,37

Tabla D.4. Saturacion con petrdleo a muestras del Pozo O-1.

9 9
H-3 130,42 131,20
H-17 135,15 135,29
H-28 135,60 137.17
H-34 134,99 135,00
H-38 109,75 110,86

H-110 140,11 140,85

H-111 121,95 122,31

H-137 115,01 115,16

H-140 124,58 124,75

H-161 134,12 134,27
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Tabla D.5. Saturacion con agua de formacion a muestras arenas no consolidadas.

NC1 114,13
NC2 113,20
NC3 115,26
NC4 111,97
NC5 115,59
NC6 113,12
NC8 110,38
NC9 107,39
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Apéndice E. Medidas de centrifugacion a muestras 100% saturadas.

Tabla E.1. Centrifugacion 100% Sw con muestras del Pozo A-1.

Peso (g)

7 118,58
8 109,30
38 122,40
58 112,10
142 105,71
196 121,80
232 126,36

Tabla E.2. Centrifugacion 100% Sw con muestras del Pozo A-2.

123 130,34
131 126,47
145 132,42
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Tabla E.3. Centrifugacion 100% Sw con muestras del Pozo O-1.

H-3 131,60 131,60 131,60
H-17 135,60 135,50 135,52
H-28 138,30 138,30 138,30
H-34 135,38 135,35 135,36
H-38 111,40 111,40 111,41

H-110 141,60 141,63 141,64
H-111 123,60 123,67 123,70
H-137 115,54 115,61 115,64
H-140 124,99 125,00 124,99
H-161 135,36 135,37 135,37

Tabla E.4. Centrifugacion 100% So con muestras del Pozo O-1.

H-3 131,36 131,37
H-17 135,30 135,32
H-28 137,27 137,39
H-34 135,01 135,01
H-38 111,14 111,18
H-110 141,00 141,20
H-111 122,71 122,84
H-137 115,09 115,09
H-140 124,77 124,87
H-161 134,62 134,62
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Tabla E.5. Centrifugacion 100% Sw con muestras arenas no consolidadas.

NC1 113,77 114,22
NC2 112,80 113,57
NC3 115,27 115,80
NC4 111,90 112,76
NC5 115,52 115,80
NC6 113,19 113,33
NC8 110,25 110,43
NC9 107,32 107,46
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Apéndice F. Curvas de decaimiento T, en muestras 100% saturadas y a saturacion

irreducible.
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Apéndices

Apéndice G. Curvas de decaimiento T; en muestras 100% saturadas.
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Apéndice H. Distribucion de difusion en muestras 100% saturadas.
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Apéndice I. Perfiles de saturacion para muestras 100% saturadas y centrifugadas.
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e Campo Petrocedefio (imbibicion crudo/ agua).
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e Campo Petrocedefio (drenaje aire/ agua).
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Apéndice J. Medidas de centrifugacion en procesos de drenaje e imbibicion.

Apéndices

Tabla J.1. Centrifugacion aire/agua a muestras del Pozo A-1. (Drenaje).

1000 1500 2500 3000 3500 4000 5000
__-

114,64 113,32 1119 110,42 109,46 109,1 106,8
8 107,61 106,61 105,6 | 104,96 | 104,03 103,7 | 101,46

38 116,91 115,62 114,8 114,34 Rota Rota Rota

58 107,25 105,73 104,2 102,99 101,79 100,45 98,75

142 104,06 102,22 99,3 96,47 93,24 91,33 89,76

196 121,16 120,68 118,9 117,00 115,57 114,95 112,2

232 125,55 125,08 | 124,29 | 123,14 | 122,06 | 121,60 | 119,4

Tabla J.2. Centrifugacién aire/agua a muestras del Pozo A-2. (Drenaje).

1000

1500
RPM

2500
RPM

3000
RPM

3500
RPM

4000
RPM

5000
RPM

123 129,93 | 128,93 | 128,34 | 127,1 | 125,47 | 124,39 | 122,38 | 117,24
131 125,91 | 125,06 | 124,3 | 122,74 | 121,05 | 118,8 | 116,98 | 116,65
145 132,15 | 131,3 | 130,82 | 129,72 | 128,44 | 126,8 | 124,98 | 124,73
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Tabla J.3. Centrifugacion crudo/agua a muestras del Pozo O-1. (Drenaje).

1500

3000

4000

5000

7000

10000

RPM RPM RPM RPM RPM RPM

H-17 135,40 135,42 135,44 135,48 135,5 135,41
H-34 134,87 134,94 134,91 135,01 134,98 135,01
H-140 124,69 124,71 124,75 124,77 124,77 124,78

Tabla J.4. Centrifugacién agua/crudo a muestras del Pozo O-1. (Imbibici6n)

1000 RPM 1500 RPM | 2500RPM
H-17 135,37 135,36 135,38
H-34 135,13 135,1 135,11
H-140 124,86 124,84 124,86
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Tabla J.5. Centrifugacion aire/agua a muestras del Pozo O-1. (Drenaje)

500

RPM

1000
RPM

1500
RPM

2000
RPM

2500
RPM

3000
RPM

Apéndices

3500
RPM

H-3 - 131,04 | 130,8 | 130,59 | 130,30 130,06 129,91
H-17 - 135,12 | 134,72 | 134,43 | 133,65 133,44 132,83
H-28 - 137,2 | 136,54 | 136,2 | 135,92 135,75 135,54
H-34 - 132,19 | 131,44 | 130,98 | 130,71 - -
H-38 - 109,40 | 109,09 | 108,88 | 108,57 108,41 108,27
H-110 - 140,20 | 139,8 | 139,37 | 138,91 138,09 138,01
H-111 - 122,97 | 122,71 | 122,54 | 122,34 122,13 122,04
H-137 - 112,06 | 111,60 | 111,29 | 111,05 110,92 110,83
H-140* | 123,01 | 121,95 | 121,66 | 121,39 - - -
H-161 - 133,74 | 133,15 | 132,80 | 132,49 132,22 132,15

Nota. EI guién (-) representa datos no determinados.

Nota. * Muestra alcanzé saturacion irreducible a 2000 RPM. Posee alta K y @, por esto se centrifuga partiendo de

500 RPM.
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Tabla J.6. Centrifugacion aire/crudo a muestras del Pozo O-1. (Drenaje)

Apéndices

1000 1500 2000 2500 3000 3500 3700

RPM RPM RPM | RPM RPM RPM RPM
H-3 131,27 | 131,24 | 131,19 | 130,68 | 130,64 130,36 130,29
H-17 135,07 | 134,76 | 134,46 | 134,11 | 133,76 133,54 132,97
H-28 137,17 | 137,05 | 136,92 | 136,67 | 136,1 136,12 135,62
H-34 134,41 | 133,87 | 133,09 | 132,52 | 132,16 132,02 131,96
H-38 110,99 | 110,77 | 110,4 | 110,03 | 109,71 108,97 108,87
H-110 | 140,84 | 140,61 | 140,03 | 139,77 | 139,38 139 138,75
H-111 | 122,71 | 122,65 | 122,51 | 122,44 | 121,85 121,9 121,38
H-137 | 114,08 | 113,14 | 112,95 | 112,49 | 112,16 111,98 111,64
H-140 | 124,18 | 123,57 | 123,39 | 123,02 | 122,76 122,63 122,46
H-161 | 134,55 | 134,14 | 133,98 | 133,78 | 133,58 133,14 133,08

Tabla J.7. Centrifugacion crudo/agua a muestras arenas no consolidadas. (Imbibicion)

1000 1500 2000 2500 2800 3000 3200

RPM RPM RPM RPM RPM RPM RPM
NC1
NC2 113,53 | 112,95 | 112,69 | 113,01 | 112,81 | 112,95 | 113,19
NC8 110,12 | 108,31 | 109,19 | 107,44 | 109,79 | 109,25 | 110,38
NC9 106,68 | 106,50 | 105,95 | 104,07 | 107,04 | 106,77 | 107,85
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Apéndices

Tabla J.8. Centrifugacion aire/agua a muestras arenas no consolidadas. (Drenaje).

590 RPM 1142 RPM | 1500 RPM | 2000 RPM
NC3 109,38 101,54 100,85 100,58
NC4 103,67 99,05 98,21 97,92
NC5 110,84 107,76 105,70 100,76
NC6 106,93 101,60 97,92 97,37
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Apéndice K. Ecuaciones utilizadas para determinar propiedades petrofisicas por RMN

mediante software GIT.

e Modelo de Coates con cut-off

k=9 (2 Ec. K.1

C EEI

Donde:

@: Porosidad (%)

a, b: Constantes (generalmente o= 4, b= 2)

C: Coeficiente del modelo seleccionado (%/ {mD)

BBI: Volumen total irreducible, area total bajo la saturacion de agua connata. BBI es funcién del
cut-off. También se conoce comoBVI (%)

FFI: indice de fluido libre (%)

e Ecuacioén de Hassler-Brunner

F.= . Apwi(n? —17) Ec. K.2

-
T

Donde:

P_: Presion capilar (psi)

Ap: Diferencia de densidades de los fluidos (gr/cc)

w:Velocidad de rotacion de la centrifuga (RPM)

;. Radio de rotacion de la centrifuga, distancia desde el centro rotacion hasta la cara de salida en
la muestra (cm)

r: Distancia a la cual se toman los perfiles de saturacion en la muestra (cm)

e Error asociado (ajuste ortogonal)

S medida —Sw caleuiada o) | £ tida —F o coleuloda - |
( Wmedidd WEeAlCHLAd d J( E'.";E'IJ.LIJ.IJ. Ceadlcuiada J
ETTQT — E - 11.“Ii|:lll;|15|.|1 E'.Sli'll.u‘]. — " G -ITIIJ-IJ.IJ;;I]. E'.SI:‘1|1|.|11 — EC. K.3
(11.' medidd WeEeAlciiada +( cmedidd Cralciigda J
Sw todala escala J Pe todaln escala
Donde:
Sw: Saturacion de Agua P_: Presion Capilar (psi)
e Radio de poro
r = 220020 Ec. K.4
PE‘
Donde:
r: radio de poro (cm) &: Angulo de contacto (grados)
a: Tension interfacial (dina/cm) P_: Presion capilar (psi)
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e Relacién de relaxividad.

1 5 5 2

(E) =Py para =~ Ec. K.5
Donde:
T,: Valores de decaimiento transversal (ms)
p: Relaxividad (um/ ms)
S: Superficie (cm?)
V: Volumen (cc)
r: radio de poro (cm)
Se asume geometria cilindrica de los poros (;)

e Ecuacion de permeabilidad relativa Brooks-Corey Burdine
. 2+34
Krw = (Sw) 4 Ec. K.6

Kan:(l_S:v)2|:l_(S\:l)li| Ec. K.7

Donde:

S. : Saturacion fase mojante normalizada por modelo de Brooks-Corey
K., : Permeabilidad relativa fase mojante

K.,: Permeabilidad relativa fase no mojante
A : Parametro de ajuste

e Reglas de la mano derecha (Craig) para determinar mojabilidad

Saturacion de agua Generalmente mayor 20-25% | Generalmente menor de
irreducible de volumen poroso (Vp) 15% de Vp
Saturacion de agua a
K —K Mayor de 50% de Vp Menor de 50% Vp

Permeabilidad relativa al
B Generalmente menor de 50%
agua a la saturacion de agua De 50-100% Vp

) de Vp
maxima
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Apéndice L. Curvas de anélisis de T,
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T, Analysis NMR
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T, Analysis NMR
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T, Analysis NMR
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e Campo Petrocederio.
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Apéndice M. Pardmetros petrofisicos obtenidos por RMN.

Campo Perla.

Tabla M.1. Pardmetros petrofisicos por analisis convencional y RMN.

Apéndices

7 23,89 | 63,390 | 23,7 | 85,5055 22,9 79 E-1 3,0 19,9
8 21,11 | 16,450 | 21,8 | 19,9837 20,7 1,0 10,0 | 10,7
38 23,94 | 353,680 | 23,9 | 388,7878 23,2 7,8 E-1 59 17,2
58 26,64 | 92,660 | 26,9 | 99,1738 26,1 79 E-1 8,5 17,6
123 24,07 | 2,800 23,5 | 3,4429 22,9 575E-1 | 75 15,5
131 26,77 | 2,380 26,9 | 3,2804 26,1 7,8 E-1 91 17,0
142 * | 35,96 - 35,0 | 0,0000 34,4 6,1E-1 | 116 | 228
145 22,30 | 2,188 22,5 | 3,0560 21,7 8,0 E-1 6,0 15,6
196 26,86 | 2,820 27,8 | 4,1200 27,2 52E-1 | 103 | 16,9
232 19,43 | 1,190 19,3 | 1,3526 18,6 7,0E-1 8,0 10,6

Nota. * Muestra no ha podido analizarse ni por analisis basicos ni por RMN.

Tabla M.2. Parametros determinados por RMN.

7 282,917 | 143,572 | 3,094 E-8 8,434 E-3 19,50 48,955

8 155,641 | 67,864 2,155 E-8 0,031 10,13 85,455
38 282,472 | 165,460 | 6,036 E-8 2,542 E-3 8,89 83,069
58 490,134 | 185,208 | 3,005 E-8 8,401 E-4 11,86 144,690
123 495,254 | 115,879 | 4,329 E-9 7,013 E-3 24,27 103,705
131 832,053 | 172,723 | 4,499 E-9 1,272 E-3 26,54 166,398
142 590,847 | 191,241 | 3,139 E-8 1,108 E-3 0 173,574
145 317,466 | 92,222 4,129 E-9 6,671 E-4 26,37 83,612
196 267,584 | 105,338 | 4,176 E-9 6,083 E-4 24,47 106,237
232 818,381 | 181,469 | 6,120 E-9 9,213 E-4 19,85 204.722
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e Campo Travi.

Tabla M.3. Parametros petrofisicos por analisis convencional y RMN.

Apéndices

H-3 5,34 0,724 5,6 0,7418 5,3 36E-1 2,3 3,0
H-17 9,55 9,300 8,4 12,3421 7,5 8,4 E-1 1,7 5,8
H-28 6,40 1,100 7,0 4,8323 6,5 50E-1 | 20E-1 6,3
H-34 10,29 | 1,400 9,5 1,7324 8,8 70E-1 | 2,1E-1 6,8
H-38 8,15 9,400 8,4 8,6188 8,0 4,2 E-1 1,2 6,8
H-110 8,97 | 16,000 7,5 17,1960 7,4 13E-1 1,2 6,2
H-111 7,93 8,300 8,1 11,0928 7,1 9,5E-1 2,0 51
H-137 | 11,46 | 91,000 | 11,0 | 129,0265 10,7 29E-1 | 7,2E-1 | 10,0
H-140 9,11 | 64,000 8,0 | 82,4753 7,4 6,4 E-1 1,8 5,6
H-161 7,78 9,800 7,0 8,6785 6,8 19E-1 | 80E-1 6,0

Tabla M.4. Parametros determinados por RMN.

H-3 81,521 61,388 5,106 E-9 1,678 E-3 6,48 52,139
H-17 374,062 | 127,557 1,231 E-8 7,661 E-4 7,33 146,471
H-28 231,158 | 125,728 | 1,151 E-7 4,849 E-3 24,84 4,411
H-34 421,749 | 153,011 | 1,017 E-8 1,530 E-3 13,90 11,469
H-38 264,410 | 153,292 | 7,434 E-9 0,185 11,31 70,450
H-110 - 78,452 1,216 E-7 8,023 E-4 8,19 27,528
H-111 321,468 | 91,384 8,214 E-9 5,809 E-4 6,28 132,774
H-137 - 67,586 1,140 E-7 0,013 11,90 9,793
H-140 | 462,197 | 137,971 | 1,021 E-8 0,033 4,33 13,237
H-161 362,212 | 187,437 | 1,075 E-7 6,22 E-4 10,89 55,699

Nota. El guion (-) representa datos no determinados.
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Campo Petrocedefio.

Tabla M.5. Parametros petrofisicos por analisis convencional y RMN.

Apéndices

NC1 | 34,00 | 8983 |30,3 | 8407,8623 29,7 59E-1 | 16,1 | 13,6
NC2 29,20 | 8113 29,5 | 8575,9111 28,9 6,3E-1 | 16,9 | 12,0
NC3 | 32,60 | 8925 | 29,1 |10942,3594 | 285 58E-1 | 35 | 250
NC4 | 31,30 | 8373 | 28,8 | 9448,0342 28,3 55E-1 | 29 | 254
NC5 | 32,40 | 8586 | 30,1 | 9338,6602 29,4 66E-1 | 33 | 261
NC6 | 34,70 | 8662 | 30,6 | 9908,9521 30,0 6,0E-1 | 26 | 27,4
NC8 | 34,20 | 13464 | 30,6 |13680,6377| 30,1 42E-1 | 125 | 17,6
NC9 | 32,90 | 12252 | 28,9 | 8514,5889 28,3 53E-1 | 12,0 | 16,3
Tabla M.6. Parametros determinados por RMN.

NC1 1838,693 | 148,334 | 5,492 E-9 - 2,85 210,531
NC2 2017,535 | 136,723 | 8,202 E-9 - 2,53 206,666
NC3 1468,718 | 139,746 | 4,673 E-8 0,022 7,46 53,143
NC4 2216,675 | 138,294 | 6,535 E-9 0,031 8,53 41,043
NC5 1523,888 | 139,949 | 8,799 E-9 4,738 E-3 8,43 45,859
NC6 2519,259 | 165,191 | 3,648 E-8 0,012 9,84 44,858
NC8 2371,270 | 166,906 | 4,120 E-8 - 3,31 176,637
NC9 2600,529 | 163,662 | 7,464 E-9 - 3,44 168,103

Nota. El guion (-) representa resultados no generados.
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Apéndices

Apéndice N. Analisis para ajustar y seleccionar los modelos de Pc.

Ejemplos de comparaciones de modelos de Pc con muestras del Campo Perla.

Comparacion modelos Pc, muestra 7 (1,3,5 k rpm)

250
\ ——Brooks-corey
= —V cht
Bm an genuchten
& ——Thomeer
——Brooks-corey Modificado

Brooks-corey

Van genuchten

Thomeer

Brooks-corey expandido

250 \ \ \ Brooks-corey
7 Van genuchten
£ 200 8
2 Thomeer

Brooks-corey expandido




Apéndices

e Ejemplos de la comparacién de curvas de Pc del Campo Perla obtenidas mediante
pruebas de mercurio (grupo de muestras) y centrifugacién (muestra mas cercana) con

respecto a las obtenidas por la técnica de RMN.

- r
Comparacién de curvas de Pc Muestra 7
500
450
—— Pc por mercurio
400 1 minima saturacisn
350 - residual
—— Pc por mercurio
E" 300 1 maxim a saturacion
= residual
& 250 -
Pc por centrifuga
200 - muestra (10)
150
Pc por RMN Brooks-
100 - corey
50 -
0 T T T T T T T T T \
0 01 02 03 0.4 0,5 0,6 0,7 08 0,2 1
Saturacién (fraccidn)
..
Comparacion de curvas de Pc muestra 58
500 -
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400 minima saturacion
residual
350 .
Pc por mercurio
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-
= 250 )
& Pc por centrifugacion
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0 T T T T T T T T T i
o ©01 ©02 03 04 05 06 07 08 09 1
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. s
Comparacion de curvas de Pc muestra 142
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450 - —— Pc por mercurio
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400 7 residual
350 - = PC por mercuric
maxima saturacion
= 300 residual
£ .
E’ 250 4 Pc por centrifugacion
muestra (148)
200 4
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Corey
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Apéndices

e Ejemplos de comparaciones de curvas de Pc del Campo Perla con diferentes perfiles de
saturacion seleccionados.

Comparacion diferentes Perfiles de saturacién muestra (7). Modelo Brooks-
Corey

400

.l

—— Ajuste perfiles 1000,3000,5000
RPM

—— Ajuste perfiles 1000,1500,5000

.\

~ Ajuste todos los perfiles

Pe (psi)

Comparacion diferentes Perfiles de saturacion muestra (8). Modelo

Brooks-Corey
350
) l\ l\ ]\
250 —— Ajuste perfiles 1000,3000,5000
RPM
Ezm
2 \\ \ = Ajuste perfiles 1500,2500,5000
RPM
) \\ \
1T \\ —— Ajuste todos los perfiles
50
Comparacion diferentes Perfiles de saturacion muestra (196).
Modelo Brooks-Corey
400
350

o\
= Ajuste perfiles

250 \ \ 1000,3000,5000 RPM

200 \{\\ =Ajuste todos los perfiles
150
\\ ~—Ajuste perfiles
1500,3500,5000 RPM
100 \\
50

0
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Apéndice O. Ejemplos de curvas de presion capilar arrojadas por el software GIT.

Campo Perla.

Capillary Press
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Apéndice P. Curvas de presion capilar determinadas por RMN.

Campo Perla (drenaje aire/ agua).
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Presi6n Capilar Drenaje aire/agua muestra 196 Presion Capilar Drenaje aire/agua muestra 232
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Presion Capilar Drenaje aire/agua muestra H-111
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Apéndice Q. Curvas de relaxividad.
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Apéndice R. Ejemplos de curvas de permeabilidad relativa arrojadas por el software GIT.
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Apéndice S. Curvas estimadas de permeabilidad relativa.

e Campo Perla (drenaje aire/ agua).
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Permeabilidad Relativa muestra 232
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