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Resumen. La Resonancia Magnética Nuclear como herramienta de perfilaje, ha
sido util en la identificacion de hidrocarburos almacenados tanto en potentes secciones de
arenas como en zonas lutiticas que poseen lentes o laminas impregnadas de crudo. Asi
mismo, su importancia se acentla en el area de produccion, debido a que esta siendo
empleada como herramienta en la escogencia de las secciones con mayor potencial para la
toma de muestras de fluidos y/o produccion en esta misma &rea, basandose en la
determinacion del intervalo con mejor calidad de roca y mejores movilidades de los fluidos

identificadas cualitativamente con los tiempos de relajacion.

Se estudiaron diez pozos perfilados por Resonancia Magnética Nuclear en la
empresa mixta Petromonagas, los cuales fueron empleados para estudiar el Modo de
Adquisicién que mejor se ajustara a las condiciones de la zona, evaluando cada uno de los
modos empleados para perfilar la zona de estudio. Adicionalmente, se emplearon resultados
de analisis PVT de muestras de fluidos tomadas de ocho pozos para determinar una
ecuacion que relaciona la viscosidad en funcion del promedio logaritmico T2pm,

permitiendo obtener valores de viscosidad del crudo pesado a través de registros de RMN.

Finalmente se elaboré6 una metodologia de evaluacion petrofisica disefiada
especialmente para ser empleada en futuros pozos a perfilar en la empresa mixta
Petromonagas, aplicando como modo de adquisicion el modo de diferencial de difusion y
ademas de una ecuacion de viscosidad con un ajuste de correlacién de 0,99 que permite

estimar valores de viscosidad a través de las sefiales de RMN.
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INTRODUCCION

Debido al interés de las empresas petroleras a nivel mundial en producir yacimientos de
crudos pesado y extra pesado, les lleva a determinar los factores principales que pueden dificultar la
produccién de ellos, siendo uno de los mas importantes la viscosidad del petréleo, esta propiedad

puede sufrir variaciones dentro del mismo yacimiento.

En principio el propdsito de la resonancia magnética no tenia como fin estimar la viscosidad, sin
embargo; las personas han desarrollado correlaciones que permiten estimar una aproximacién a la
misma, la Resonancia Magnética Nuclear ha sido utilizada cominmente en estudios de viscosidades
de petrdleos liviano, siendo estos métodos o correlaciones pocos efectivos en la presencia de
petréleos pesado, debido a los pequefios tiempos de relajacion que poseen este tipo de crudo.

En el caso de petréleo pesado y extra pesado las mediciones de la herramienta de Resonancia
Magnética Nuclear para la obtencién de T2Im y T2gm no dependen solo de las propiedades del
crudo, sino también de las caracteristicas de la herramienta, los pardmetros de adquisicion, el

procesamiento de los datos y del tipo de formacion.

Las técnicas que se plantearan en este trabajo de investigacion permitiran estimar la viscosidad del
petroleo extra pesado caracteristico del bloque Carabobo perteneciente a la Faja Petrolifera del
Orinoco, Mediante el ajuste de aquella correlacion de viscosidad que muestre mayor aproximacion

a los resultados de los analisis de laboratorio de las pruebas PVT.
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CAPITULO |

1.1 OBJETIVOS
1.1.1 OBJETIVO GENERAL:

Calcular la viscosidad del crudo a lo largo de la seccidn vertical de los pozos estratigraficos,
utilizando el tiempo de relajacion (T2) a partir de la adquisicion y procesamiento de los registros de
Resonancia Magnética Nuclear.

1.1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS:

«  Comprender el principio fundamental que rige las medidas de resonancia magnética nuclear
y los factores que la afectan en el caso de crudo extra pesado.

» Aprender los tipos de adquisicion para crudo extra pesados y revisar los parametros de
adquisicion de los registros de resonancia magnética nuclear a partir de los tipos de fluidos
presentes en el yacimiento.

» Calcular utilizando los arreglos y trenes de relajacién, la mejor forma de representar el
promedio del tiempo de relajacion (T2GM y T2LM)

»  Comparar las magnitudes de la distribucion de T2GM y T2LM en funcién de las compafiias
de servicios.

« Validar la representatividad y consistencia de los analisis PVT del campo Petromonagas.

« Determinar la viscosidad del crudo extra pesado a partir de ecuaciones empiricas mediante
el uso del tiempo de relajacion (T2GM y T2LM).

« Ajustar los coeficientes de las ecuaciones empiricas en funcion del grado de desviacion con

respecto a las mediciones resultantes de los analisis PVT.

1.2 ALCANCE:
El alcance del trabajo estd fundamentado en el ajuste de los coeficientes de aquellas

ecuaciones cuyos resultados presenten el mayor grado de aproximacién a las mediciones de

viscosidad obtenidas de los anélisis PVT del campo Petromonagas.
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1.3 JUSTIFICACION:

La certificacion de las grandes reservas petroliferas de crudo pesado y extra pesado junto
con el consecuente agotamiento de los yacimientos de hidrocarburo mediano y liviano ha
provocado un cambio de rumbo en las compariias petroleras a nivel mundial; obligando a las
mismas a enfocar o dirigir la punta de lanza de su desarrollo tecnoldgico a la caracterizacion y
explotacién de aquellos campos que presentan elevadas acumulaciones de este petroleo de alta
viscosidad; el cual anteriormente fue denominado de forma erronea como crudo bituminoso por las
empresas transnacionales que ocupaban los blogques que conforman la faja petrolifera del Orinoco.

Las dificultades en la produccion de los yacimientos de crudos pesado y extra pesado esta
relacionada intrinsecamente a la viscosidad del petréleo a producir; esta importante propiedad es
inversamente proporcional al potencial del pozo teniendo en consideracién que pequefios cambios
en la misma generan grandes alteraciones en la tasas de produccién; Razén por la cual surge la
necesidad de las empresas petroleras a nivel mundial de identificar aquellas zonas con mejores
propiedades petrofisicas y menores viscosidades, para poder seleccionar las unidades de flujo de
mayor potencialidad y asi lograr optimizar los métodos de produccién.

Motivado a las diferentes complejidades de indole estratigrafico y estructural que tiene la
Faja Petrolifera del Orinoco, en la cual se encuentra ubicado el campo en estudio perteneciente la
empresa mixta Petromonagas, se buscard identificar como los pardmetros de adquisiciéon vy
procesamiento de la Resonancia Magnética Nuclear pueden influir en el alcance de tiempos de
relajacion éptimos (T2Im y T2gm), a fin de diferenciar los fluidos presentes y saturaciones de los
mismos, que permitiran correlacionar la viscosidad mediante el uso de RMN y los analisis PVT. El
tiempo de relajacion T2 conjuntamente con el indice de hidrogeno permitiran la aplicacion de un
conjunto de ecuaciones empiricas desarrolladas para crudos pesados y extra pesados.

Estas variaciones en los promedios de los tiempos de relajacion T2 son indicativos de cambios de la
viscosidad del petr6leo dentro de una misma unidad geoldgica; el tiempo de relajacion T2 se ve
frecuentemente afectado por los parametros de adquisicion y el procesamiento de los datos. Por
todo lo anteriormente expuesto, en este trabajo de investigacion se buscara ajustar una correlacion
para la estimacion de la viscosidad con respecto al T2 o al indice de hidrogeno, considerando las

caracteristicas estaticas y dinamicas del yacimiento en estudio.

Las distintas correlaciones de viscosidades para crudo pesado y extrapesado se han
desarrollado en campo distantes al area asignada a la empresa mixta Petromonagas o0 generan

valores asociados a crudo muerto. Razén por la cual se realizara un ajuste de los coeficientes de la
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correlacion de viscosidad que muestre mayor aproximacion a los resultados de los analisis PVT a

fin de amoldarla a las caracteristicas tipo de crudo presente en el area de estudio.

1.4 METODOLOGIA:

1. Copilar informacién de papers, enciclopedias y revistas para la comprension del
funcionamiento de la Resonancia Magnética Nuclear.

2. Analizar las dificultades que puede presentar la herramienta con el crudo en estudio.

3. Aprender los métodos de adquisicion para este tipo de crudo y como procesar los datos de
la RMN, todo esto mediante el ajuste de algunos pardmetros como el tiempo entre ecos y el
tiempo entre los trenes de eco.

4. Calcular la mejor forma de representar los promedios de los tiempos de relajacion T2Im y
T2gm.

5. Validar la representatividad y consistencia de las pruebas PVT presentes en la empresa
Petromonagas.

6. Estimar la correlacion de viscosidad de la herramienta de RMN para el campo en estudio,
mediante ajustes de los coeficientes de dicha correlacion con respecto a la desviacion de
los andlisis PVT.
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CAPITULO 11
MARCO TEORICO

2.1. Descripcion del Area de Estudio

2.1.1 Ubicacion Geogréfica del Area en Estudio.

El &rea asignada a Petromonagas se encuentra en el Bloque Carabobo, el cual
conjuntamente con los distritos Ayacucho, Junin y Boyaca conforman la Faja Petrolifera
del Orinoco "Hugo Chavez". Petromonagas estd limitada al Norte y Oeste por el area
asignada a Petrocarabobo, al sur limita con Petroindependencia y al Este con el area de
Petrovictoria y parte de PDVSA E&P Cerro Negro.

1Figura 2.1 Ubicacion geografica del area asignada a Petromonagas, S.A. [6]
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Geograficamente el &rea se ubica en el distrito Independencia del estado
Anzoéategui, cercana al limite con el estado Monagas; y posee una superficie total de 184,86
Km2 (Figura 2. 1).

En la figura siguiente se muestra la ubicacion relativa del area asignada a

Petromonagas dentro del Bloque Carabobo, indicando las empresas mixtas, areas y

operadoras vecinas (Figura 2.2).
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2Figura 2.2 Ubicacion del area asignada a Petromonagas dentro del Distrito Carabobo
(Mostrando las Empresas Mixtas, areas y las operadoras vecinas) [l

2.1.2 Modelo Estético.

El modelo estatico de yacimientos comprende la caracterizacion geoldgica dentro
del area asignada a Petromonagas. El objetivo principal es definir en detalle los rasgos
geoldgicos del yacimiento utilizando la informacién disponible del intervalo de roca
asociado a la Formacion Oficina, haciendo especial énfasis en el Miembro Morichal. Para

la realizacion de este se cuenta con registros basicos de pozo, evaluaciones petrofisicas,
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descripcion de nucleos, datos bioestratigraficos, informacion de produccion, sismica 3D e
informes técnicos del area, representados por estudios internos realizados por PDVSA y

estudios técnicos realizados por terceros.

2.1.2.1 Modelo Estratigréafico

Con la realizacion de este estudio estratigrafico se pretende actualizar el modelo
anterior, asi como también, establecer un modelo de continuidad de las arenas para cada
uno de los ciclos determinados en el area, que permita reflejar los procesos sedimentarios,
la distribucién, orientacion y geometria de los cuerpos de areniscas existentes, con el
objetivo de validar las correlaciones estratigraficas y, por ende, predecir las areas donde
haya mayor espesor de los cuerpos arenosos. Es de resaltar, que el modelo estratigrafico,
junto con el modelo sedimentoldgico, servira como base para las simulaciones geo
estadisticas y la construccion del geo modelo 3D. Dentro de las premisas que se tienen para
la realizacion del estudio estratigrafico es importante mencionar las siguientes:
- Correlacion a nivel regional amarrado con PDVSA Exploracion y Produccion, (para los
ciclos de ler y 2do orden).
- Correlacion a nivel de ciclos (3er y 4to orden) basado en los estudios de INTEVEP.
- Comparacion con el Proyecto Orinoco Magna Reserva para la asignacion de nomenclatura
lito-estratigrafica y unificacion en el Bloque Carabobo, aun cuando el éarea de

Petromonagas no fue incluida oficialmente en su momento en dicho proyecto.

2.1.2.2 Estratigrafia Regional

La columna estratigrafica del area de estudio esta conformada, de base a tope, por
un complejo igneo-metamorfico de edad precambrico que constituye el basamento fresco o
cristalino, sobre este yace discordantemente sedimentos de edad pre-mioceno conformada
por arcillas blanquecinas de tipo Caolinita, que constituye el basamento meteorizado.
Luego, en contacto discordante se encuentran los sedimentos de edad mioceno inferior a
medio, correspondiente a la Formacion Oficina, miembros Morichal inferior, medio y
superior, miembro Yabo, miembro Jobo y miembro Pilon. Por Gltimo, se encuentran los
sedimentos correspondientes a la Formacion Freites, las Piedras y Mesa de edad Plioceno-
Pleistoceno. Durante el Mioceno medio, al centro y este de la F.P.O., ocurre la
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sedimentacion del miembro Morichal de la Formacion Oficina. Esta secuencia se hace
granodecreciente de forma paulatina hasta ser sellada por el miembro Yabo, el cual separa
los miembros Jobo y Morichal. Esta secuencia abarca principalmente Ayacucho y
Carabobo.

A finales del Mioceno medio, al oeste de la FPO, tiene lugar la orogénesis Andina
Venezolana y la placa Caribe subduce por debajo del continente en convergencia oblicua
contra la placa suramericana justo al norte de la region que seria la FPO. Sin embargo, esta
tectonica convergente al norte y al noroeste, no afecta compresivamente la region de la
FPO; por el contrario, existen evidencias de reactivacion del movimiento de las fallas
normales preexistentes. En esta época, la cuenca experimenta un basculamiento al este,
donde ocurren las acumulaciones de arena, migrando paulatinamente de oeste a este a
medida que la cuenca cambia su inclinacion. Posteriormente, durante el Mioceno Medio se
deposita transicionalmente el miembro Yabo que es un intervalo predominantemente
lutitico, supra yace concordantemente al miembro Morichal y pasa transicionalmente al
miembro Jobo; que verticalmente pasa de forma transicional al Miembro Pilén. Las
secuencias depositadas durante el Mioceno medio a tardio estan presentes esencialmente en
Ayacucho y Carabobo, con un remanente hacia el limite oeste de Junin donde la secuencia
esta parcialmente erosionada.

Aunque las evidencias no son concluyentes, en la zona norte del area Carabobo se
reportan rocas de la Formacion Freites que yacen en contacto transicional concordante
sobre el miembro Pilon, que es el tope de la Formacion Oficina. Esta secuencia arcillosa
reduce su espesor al sur hasta desaparecer bajo la erosion de principios del Plioceno. A
finales del Mioceno y principios del Plioceno ocurre un cambio isostatico marino
importante y esta parte de la cuenca queda expuesta para que una erosion de proporciones
regionales actle en toda el area (Edad aproximada).

Luego de este periodo se deposita en forma discordante la Formacion Las Piedras
que pasa de forma transicional a la Formacion Mesa en el Pleistoceno. Los sedimentos de la
Formacidon Mesa constituyen la unidad sedimentaria mas joven preservada en el area de la

Faja Petrolifera del Orinoco. (Figura 2.3)
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2.1.2.3 Nuevo Modelo Estratigrafico

El anélisis Estratigrafico de Petromonagas, incorpora la metodologia de estratigrafia
secuencial, definiendo las frecuencias de alto nivel ler y 2do orden a nivel regional, hasta
llegar a las de bajo orden 3er y 4to orden para el area local.

Se estudiaron las unidades internas del Miembro Morichal en los siete pozos con
ndcleos del area (CH63ST1, CNX17, CG9ST1, CG1, CH38, CG0301P y CH44) y tres
pozos vecinos (CNX1, CCB17E y MPG241), determinando los principales marcadores
estratigraficos que pueden ser cartografiales en toda el area de estudio; de manera de
incorporar una subdivisién de ciclos o para secuencias, considerando toda la informacion
disponible (bioestratigrafia, datos de nucleos, sismica, fotografias, entre otros). Esto
permitira tener una mayor caracterizacion de los yacimientos y una mejor correlacion de los
diferentes cuerpos de arena.

Luego de revisar los 3 modelos 6 enfoques principales para la aplicacion del analisis

estratigrafico secuencial (Modelo Secuencial Depositacional, Modelo Secuencial Genético
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y Modelos de secuencias Transgresiva-Regresiva) y sostener reuniones con Equipos que
emplean esta metodologia, se tom6 como referencia el pozo MPG-241 el cual fue utilizado
por el equipo de Exploracion Oriente en los transectos realizados a lo largo de la subcuenca
de Maturin; esta ubicado en el Distrito Morichal a 12.8 km al norte del CH63ST1(pozo con
nacleo de Petromonagas), y se pudo constatar que la interpretacion propuesta a nivel
regional para el MPG-241 ( secuencias de 2do y 3er orden), coteja en gran parte con la
interpretacion planteada para Petromonagas y se siguen facilmente hacia el area de estudio
los limites de secuencias, superficies maximas regresivas y transgresivas, y varias
superficies de inundacion importantes que en ciertos casos estdn datadas por
bioestratigrafia; de igual forma, se pudo realizar una subdivision en unidades de flujo de
acuerdo a los patrones de apilamiento de los registros (secuencias de 4to Orden); de ésta
manera se pudo ir de una subdivision de 2do Orden a nivel regional hasta llegar a una

subdivision de 4to Orden (parasecuencias ¢ ciclos) a nivel local (Figura 2.4 ).
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PDVSA Exploracion. [l

La columna estratigrafica queda definida de la siguiente manera, de base a tope tenemos:

Basamento Cristalino: El basamento encontrado en el &rea es granitico 6 en alguno

casos igneo metamorfico. Se muestra en las respuestas eléctricas un aumento considerable
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en la curva de densidad y sonico. El basamento cristalino representa un limite de secuencia
(SB) relacionado a una discordancia litologica con el basamento meteorizado o en ciertos
casos la unidad terciaria (Miembro Morichal). En la Figura 2.5, se muestran fotos del

basamento cristalino en los pozos CH63ST1 y CNX17.

Fotografia de nucleo Fotografia de nicleo
Prof Estimada 3703' MD Prof Estimada 3647° MD

5Figura 2.5 Basamento cristalino observado en los nticleos CH63ST1 y CNX17. [6]

Basamento Meteorizado: Representa un limite de secuencia (SB) entre una Lutita
masiva de color gris claro y los sedimentos del terciario (Miembro Morichal). En algunos
casos, este basamento se presenta como lutitas verdes-gris 6 como un paleo-suelo producto
de posible exposicion subaérea. El espesor de esta unidad es variable aumentado
considerablemente hacia donde profundiza la cuenca. Por otro lado, de acuerdo a la
correlacion realizada con pozos mas profundos ubicados al norte del area de estudio, podria
inferirse que este basamento se trata de restos o remantes de la unidad cretacica. En la

Figura 2.6 se muestra como luce el basamento meteorizado en tres pozos con nudcleos.
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6Figura 2.6 Basamento meteorizado observado en los niicleos CH63ST1, CNX17 y CG9ST1. [6]

Miembro Morichal: Se ha dividido de manera operacional (no oficial), en 3
Unidades litoestratigraficas de base a tope tenemos Morichal Inferior, Morichal Medio y
Morichal Superior, en éste estudio ésta subdivision corresponde a los quiebres ambientales
observados en los nucleos, hojas sedimentoldgicas, fotografias y la informacion recopilada

de bioestratigrafia, petrografia entre otras.

Morichal Inferior: Representa un intervalo predominantemente arenoso limitado
en la base por un limite de secuencia ¢ superficie erosiva identificada en los nucleos
(Basamento meteorizado 6 cristalino), y al tope por lo general se encuentra una superficie
de méaxima inundacién (MFS); de base a tope se interpretaron tres para secuencias o ciclos
(U_MI2, U_MI1 y U Morichal Inferior). Esta superficie maxima inundacion corresponden
a las llanuras de inundacion fluviales, que anuncian el cambio de ambiente correspondiente
a la unidad Morichal Medio. El equipo de Exploracién Guaraguo datd por bioestratigrafia
una latita ubicada cercana al tope asignado a esta unidad, arrojando una edad aproximada
de 20ma aproximadamente. En nuestro caso, no tenemos datacién a este nivel, pero si es
posible observar el incremento en la influencia marina hacia el tope por el incremento de

especies caracteristicas de zonas de inundacion. (Figura 2.7).
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TFigura 2.7 El tope de la unidad Morichal Inferior se ubicé en la secuencia M2b2 donde se observa
claramente el quiebre ambiental reflejado en el conteo de los palinomorfos. [6]

Morichal Medio: Representado por intercalaciones de arenas-latitas con tendencias
estuarinas o transicionales; se dividié en tres ciclos o para secuencias de base a tope
(UMM_2, UMML1 y Morichal Medio), este miembro estad delimitado en la base por la
Ilanuras de inundacion fluviales de Morichal Inferior y su tope se encuentra cercano a una
Superficie Maxima Regresiva (MRS), definida con el método de Embry y Johannesse 1992,
que indican el punto de maxima progradacién para ésta secuencia. Es importante acotar,
que la latita encontrada luego de la (MRS) en el tope de morichal medio, fue analizada en el
estudio palinoldgico realizado por Yow-Yuh Chen 2001, coincidiendo con la primera
entrada marina relevante la cual denomin6 M2MFS, y esta corroborado por el aumento

considerable de dinoflagelados y abundancia de phytocuticles (Figura 2.8).
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8Figura 2.8 Estudio bioestratigrafico de los pozos CG1y CH38 que resalta, la primera
entrada marina relevante M2MFS (puntos rojos), la cual es considerada para este

estudio el tope de la Unidad Morichal Medio. [

Morichal Superior: Presenta una tendencia mas marina que la unidad Morichal

Medio, lo cual da indicio de una mayor profundizacion marina de la cuenca, ésta unidad

presenta menos extension lateral en el area, teniendo mayor desarrollo o mayor pulso

progradante hacia el sur del area de estudio. Esta limitada en su base por la superficie de

maxima regresion correspondiente al tope de Morichal Medio descrita anteriormente, y al

tope por la zona de maxima inundacién Marina (MFS) que anuncian los depésitos neriticos

correspondientes al Miembro Yabo.
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Miembro Yabo: Es una latita marina que representa la zona de méxima inundacion
marina (MFS), datada por bioestratigrafia arrojando una edad de £15.5 ma. En el pozo
CH63ST1 analizado por Antever 2013, se encontraron Bioeventos indicativos de
profundizacion marina como: Bombacacidites brevis, Grimsdalea magnaclavata,
retitricolpites simplex. (Figura 2.9). Este miembro también fue interpretado como una
MFS en el estudio palinolégico realizado por Yow-Yuh Chen 2001, coincidiendo con la
segunda entrada marina relevante (de base a tope) la cual denomindé M3MFS, y esta
corroborado por el aumento considerable de dinoflagelados y abundancia de phytocuticles
(Figura 2.10).
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9Figura 2.9 Datos de Bioestratigrafia pozo CH63ST1. [6]

32



o= Cr-ae
'
2 ¢ - =, :
F S -
. : 3 = - ~
~ e ~
: £l - =
- -
Yabo M= =+ o,
————— = 3 & ~ e
> = -

—t ~ b — = i= - 4
— X 3 x = T
o, -— 3 - — : : '
L 1 g ~= k 2 P £ 3 2

3 » — < < ¥ =T,
= 3 - —
w — 3l = =¥ i
~_ ~ e g
o — — -
) -~ — - . .-
g _--ﬁt_ -
> :
= , "3 27
NO COoOng arcoveny " - - = =
T
= 3 ol st
o : -
. — PR
= —, = e -
- - —r = >
- - Cem—— 3
- — — —
» L -
t - — o
= — -~ =1
7l .: % E
- 3
o 4
g 1 i T 2
3 -— . =
8 -
| = || € Z
: - S ~—
- > -
o)
P S £
o9

10Figura 2.10 El miembro Yabo se ubica (de base a tope) donde se muestra la segunda
superficie de maxima inundacion M3MFS evidenciado por el incremento de

dinoflagelados, (color azul) caracteristicos de ambiente marino somero. [6]

Miembro Jobo: Los depoésitos de arenas del Miembro Jobo, en general tiene una

tendencia progradante, estos depositos de arena parecen erosionar la secuencia infrayacente

en algunas areas y en otras ser concordante; se dividio en dos ciclos Jobo inferior y Jobo.

Este miembro esta limitado en la base por la superficie de méxima inundaciéon (Miembro

Yabo) y en el tope por una superficie de inundacién. Hasta la fecha no se tienen muchos

estudios de este miembro, sin embargo, se puede acotar que el reflector sismico presenta

buen contraste por lo tanto se sigue facilmente. Otro indicativo para ubicar el tope

litologicamente es luego de unas rocas con mayor densidad, carbonatos, que se observan

claramente en el registro de densidad/neutrén. (Figura 2.11).
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11Figura 2.11 Presencia de duros sobre el tope del Miembro Jobo. €]

Miembro Pilén: Presenta una tendencia transgresiva en la mayor parte del campo.
En la Figura 2.12, se muestra el registro tipo compuesto CH63ST1, donde se observa la
columna estratigréafica con los marcadores estratigraficos interpretados, topes principales y

para secuencias definidas.
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12Figura 2.12 Columna Estratigrafica Tipo del Campo Cerro Negro en el rea asignada a
Petromonagas, Pozo CH63ST1. [6]

2.1.3 Analisis Sedimentoldgico.

El analisis sedimentoldgico del area se basé inicialmente en la recopilaciéon y
creacion de una base de datos robusta con la informacion existente en el Campo Cerro
Negro en el area asignada a la Empresa Mixta Petromonagas, la cual forma parte del

Blogue Carabobo y cuenta con un area aproximada de 184,86 Kmz2, que fuese de interés
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para generar un modelo sedimentoldgico confiable que represente las heterogeneidades, la
geometria, espesores y distribucion de cada uno de los cuerpos sedimentarios presentes en
las unidades comprendidas entre el Mioceno temprano a Mioceno medio en el campo, lo
que a su vez permitira caracterizar los yacimientos estatica y dindmicamente para evaluar
los planes de explotacion actuales y futuros, asi como los posibles proyectos de
recuperacion mejorada que pudieran ejecutarse en el area, y asi validar y normalizar dicha

informacidn para la secuencia productora Miembro Morichal de la Formacion Oficina.

2.2 Resonancia Magnética Nuclear

2.2.1 Historia de RMN

La historia béasica de la Resonancia Magnética Nuclear se remonta en 1924 cuando la
teoria bésica fue presentada por W. Pauli, quien propuso que los nucleos parecen tener
espin, caracteristicas y propiedades magnéticas momento. Esas caracteristicas permiten la
division de los niveles de energia cuando se coloca dentro de un campo magnético de
fuerza suficiente. Esta teoria inicio la experimentacién que llevé a lo que se conoce como
RMN hoy en dia.

El fendmeno de la RMN fue observado por el Dr. Isidor Isaac Rabi, quien, en 1929,
comenz6 a impartir clases de mecanica cuantica en la Universidad de Colombia. Durante la
década siguiente, su equipo de investigacién utilizé una técnica denominada resonancia de
haces moleculares para estudiar las propiedades magnéticas de los &tomos y las moléculas.
En la época en la que Rabi realizé estos experimentos, los fisicos sabian que los nucleos
atdmicos estaban compuestos por dos tipos de particulas: protones con carga positiva y
particulas neutras denominadas neutrones. Alrededor de este nucleo formando como una
especie de nube se encontraban los electrones, cuya carga era negativa. Los fisicos tambiéen
habian descubierto que los electrones, los protones, los neutrones y, en muchos casos, los
nacleos en si, se comportaban como si giraran sobre su eje, al igual que los planetas. Esto
llevé al descubrimiento de una propiedad denominada momento angular de espin, que
cuenta con magnitud y direccion. Una particula giratoria de este tipo genera un campo

magnético y un "momento magnético" asociado y actla como una pequefia barra magnética
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con polos positivo y negativo. Si se coloca en un campo magnético externo potente, el
"momento magnético” de un ndcleo tiende a alinearse con (en paralelo) o contra (en sentido
antiparalelo) del campo externo. La alineacion paralela corresponde a un estado de energia
inferior a la alineacidn antiparalela.

Los experimentos de Rabi consistian en hacer pasar un haz de moléculas de Cloruro
de Litio a través de una camara de vacio y manipular el haz con distintos campos
magnéticos. Al estudiar como afectaba el campo magnético a la trayectoria de las
moléculas, Rabi pudo adquirir nuevos conocimientos acerca de las magnitudes del
momento magnético del nucleo (Figura 2.13). Rabi previd que, con el estimulo apropiado,
los momentos magnéticos de los ndcleos podian invertirse o cambiar su orientacion en
relacién al campo magnético. En 1937, siguiendo los consejos del fisico holandés Cornelius
J. Gorter, Rabi y su equipo afiadieron un nuevo elemento a sus experimentos: sometieron
un haz molecular a ondas de radio (sefiales electromagnéticas dentro del intervalo de la

radiofrecuencia o la radiodifusion) mientras variaban la potencia del campo magnético.
|

/.-—~ ’

Momento
Magnético

. L. - g
13Figura 2.13 Representacion del Momento Magnético por Rabi.
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La resonancia magnética utiliza algunas propiedades fundamentales de los nucleos
atémicos, en particular los "momentos magnéticos"”, ya que se parecen a diminutas barras
magnéticas con polos positivos y negativos. Cuando se colocan en un campo magnético
externo potente, la direccion del momento magnético "oscila” o cambia segun la direccién
del campo con una frecuencia proporcional a la fuerza del campo externo. La resonancia
magnética se produce cuando la fuerza del campo magnético se manipula hasta que la
frecuencia de precesion de la particula coincide con la de la frecuencia de radio aplicada.
Esto hace que el momento magnético de la particula cambie de orientacion en relacion al
campo magnético externo, una sefial detectable que revela la estructura interna y la
actividad de cualquier cosa, desde elementos quimicos, el cerebro humano hasta
formaciones rocosas.

Rabi y su equipo ajustaron la potencia del campo magnético hasta hacer que los
momentos magnéticos de los ndcleos se invirtieran, lo que sucede cuando la frecuencia de
la sefial de radio coincide con la frecuencia precesional caracteristica de los nucleos.
Cuando se produce esta coincidencia (la frecuencia de resonancia), un nucleo absorbe
energia de la sefial de radio igual a la diferencia entre sus dos estados de energia y, por
tanto, salta al estado superior. También se produce una inversion cuando un nicleo emite
dicha energia al pasar de nuevo del estado superior de energia al inferior. Rabi podia
detectar la transicion tanto si el ndcleo saltaba al estado de energia superior como si
descendia al inferior. Esta técnica se denomina en la actualidad resonancia magnética o, de
forma més precisa, resonancia magnéetica de haces moleculares.

El equipo de Rabi empled esta nueva técnica para deducir detalles hasta ahora
desconocidos acerca de las interacciones internas de las moléculas. Descubrieron una serie
de resonancias dentro de una molécula simple que les permitié "ver" como los atomos
individuales estan unidos entre si y cémo sus nucleos se ven afectados por los atomos
vecinos. Estos extraordinarios experimentos y el desarrollo de la resonancia magnética de
haces moleculares como técnica de estudio de las propiedades magnéticas y la estructura
interna de moléculas, atomos y ndcleos le valieron a Rabi el premio Nobel de fisica en
1944,

Varios meses despues de realizar estos experimentos, el equipo de Rabi intentd una

variacion: manipular la frecuencia de radio en lugar de la potencia del campo magnetico.
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Este método, que amplia el espectro de las sefiales resultantes al igual que se amplia el
espectro de la luz visible al pasar por un prisma, es la base de la espectroscopia de
radiofrecuencias, que revolucionaria el analisis quimico y resultaria ser un componente
esencial en el desarrollo de las exploraciones mediante resonancia magnética como
herramienta de diagndstico médico y mas adelante como herramienta para la evaluacion de
formaciones hidrocarburiferas y/o rocosas.

Aunque el comienzo de la Segunda Guerra Mundial interrumpid las investigaciones sobre
Resonancia Magnética Nuclear, en los afios posteriores a la guerra se produjo un gran
namero de avances. En Estados Unidos, en 1945 dos grupos de fisicos se propusieron por
separado desarrollar un método mas simple para observar la resonancia magnética en los
nucleos de moléculas de liquidos y sélidos en lugar de en moléculas aisladas como en los
experimentos de Rabi.

Edward Purcell, de cuyo equipo formaban parte Henry Torrey y Robert Pound, fue
el encargado de dirigir la investigacion de la Universidad de Harvard y Felix Bloch, de
cuyo equipo formaban parte William Hansen y Martin Packard, fue el encargado de dirigir
la investigacion de la Universidad de Stanford.

Tanto Purcell como Bloch decidieron estudiar el proton, el ndcleo del atomo de
hidrégeno (H). Al estar compuesto por un Unico protén, el nicleo del hidrégeno posee un
momento magnético considerable. El hidrégeno se convertiria en el elemento mas
importante para la resonancia magnética debido a sus propiedades nucleares favorables, su

presencia casi universal y su abundancia como parte del agua (HZO). El equipo de Purcell

utilizé un bloque de 90 g de parafina como fuente de Hidr6geno, mientras que el equipo de
Bloch empled unas gotas de agua contenidas en una esfera de cristal. Los dos equipos de
investigacion colocaron las muestras en un campo magnético y esperaron a que los nicleos
alcanzaran un equilibrio magnético y térmico, un estado magnetizado en el que los nudcleos
se alinean ligeramente mas en paralelo al campo externo que en sentido antiparalelo. A
continuacion, al igual que hizo el equipo de Rabi, los equipos de investigacion aplicaron
ondas de radio para provocar que los momentos magnéticos de los nlcleos de las muestras
se invirtieran. Purcell y Bloch esperaban detectar resonancia magnética al observar la
energia que los nucleos en precesion absorbian o cedian al campo de frecuencia de radio

cuando se propiciaban las condiciones de resonancia.

39



En 1945, ambos grupos lograron crear, con tres semanas de diferencia, las condiciones
necesarias para observar el fendmeno. Sus experimentos demostraron lo que técnicamente
se conoce como Resonancia Magnética Nuclear en materia condensada (actualmente
abreviado como RMN), para distinguirlo del descubrimiento de Rabi, la resonancia
magnética de haces moleculares. En 1952, Bloch y Purcell compartieron el premio Nobel
de fisica por estos experimentos.

Las investigaciones en Resonancia Magnética Nuclear siguieron avanzando. Los
cientificos que formaban parte de los laboratorios de Purcell y Bloch pronto comenzaron a
utilizar la espectroscopia de la resonancia magnética nuclear de la RMN para investigar la
composicion quimica y la estructura fisica de la materia. Uno de los primeros avances en

este sentido fue la medicidn de las cantidades denominadas tiempos de relajacion, T1 y T2.

Uno de los primeros alumnos de Purcell en graduarse, Nicolaas Bloembergen, que
habia llegado a Harvard desde Holanda en 1946, jug6 un papel decisivo junto a Bloch y
Purcell en esta investigacion. Bloembergen fue el primer investigador en medir los tiempos
de relajacion de forma precisa y, junto a Purcell y Bloch, también midi6é el modo en que
estos tiempos cambiaban en gran variedad de liquidos y sélidos. Afortunadamente para
futuras investigaciones y aplicaciones, los tiempos de relajacion pueden medirse en
segundos o fracciones de segundo, convirtiendo a la Resonancia Magnética Nuclear en una
herramienta de investigacion enormemente practica.

Bloembergen, Purcell y Bloch publicaron un articulo en 1948 que ejercid una gran
influencia en varias ramas de la fisica. La manipulacion de los tiempos de relajacién ha

proporcionado un método de gran eficacia en quimica, biologia y otras ramas de la ciencia,

. . [71
para analizar la estructura de las moléculas.

2.2.2 Escuchando el Eco

A finales de la década de 1940, Henry Torrey de la Universidad de Rutgers y, de
forma independiente, Erwin Hahn de la Universidad de Illinois, llevaron a cabo un nuevo
avance en el campo de la Resonancia Magnética Nuclear al aplicar a la muestra impulsos
de ondas de radio potentes en lugar de una Unica onda continua. Primero observaron
sefiales de RMN transitorias durante la aplicacion de impulsos largos. Gracias a las

observaciones posteriores de Hahn acerca de que las sefiales de resonancia magnética
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transitorias podian medirse después de la aplicacion de impulsos cortos, la técnica de
impulsos se convirtid en la opcion ideal para fisicos y quimicos que investigaban 4tomos y
moléculas.

Ademas, Hahn descubrio un fendbmeno conocido como “eco de espin”, que resulto ser

de gran importancia para la medicion de los tiempos de relajacion. En un principio, Hahn
atribuyd estas sefiales aparentemente falsas a un fallo en su equipo electrénico. Tras un
estudio mas profundo, reconocid que estaban causadas por la aceleracion y desaceleracion
de los nucleos giratorios debido a las variaciones en los campos magnéticos locales. Al
aplicar dos o tres impulsos de radio cortos y, a continuacion, escuchar el eco, Hahn
descubrié que podia obtener informacion ain mas detallada sobre la relajacion del espin
nuclear de lo que era posible con un nico impulso.
La Resonancia Magnética Nuclear con impulsos y los ecos de espin jugarian un papel
esencial en el desarrollo de la resonancia magnética dos décadas después. En aquel
momento, sin embargo, la idea de utilizar la Resonancia Magnética Nuclear para la
obtencion de imagenes simplemente no se le ocurrié a ninguno de los cientificos que
utilizaban el espectro de resonancia magnética en fisica o quimica. En cualquier caso, antes
de que la RMN se pudiera convertir en una herramienta practica para la obtencion de
iméagenes, era necesario realizar algunos avances. A finales de la década de 1950, Russell
Varian, de Varian Associates, propuso un nuevo método de impulsos denominado
Resonancia Magnética Nuclear con transformada de Fourier. Practicamente al mismo
tiempo, Irving Lowe y Richard E. Norberg, de la Universidad de Washington en St. Louis,
demostraron experimental y tedricamente como era posible obtener todos los resultados
disponibles de los experimentos con onda continua mediante la manipulacion matematica
de las sefiales producidas en un experimento con impulsos. Sin embargo, en aquel momento
este proceso matematico necesario para analizar los datos de los impulsos (una técnica
denominada transformacion de Fourier) no resultaba practico debido a las limitaciones de
los equipos informaticos de la época.

En 1956 Brown & Fatt demostraron que la RMN fue una herramienta util para
estimar las propiedades del medio poroso. Estos esfuerzos se convirtieron en la base para
estimar la permeabilidad y condujo la investigacion para utilizar el fendbmeno en los

registros de pozos.
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A finales de la década de 1960, Richard Ernst y Weston Anderson, que por entonces

trabajaban para Varian Associates, estaban estudiando el complejo espectro de Resonancia
Magnética Nuclear, de gran interés para los quimicos. EI hecho de buscar las frecuencias
que producen la gran cantidad de lineas del espectro mediante el método de aproximaciones
sucesivas hacia que el proceso fuera extremadamente lento. Estos investigadores se dieron
cuenta de que, si emitian de forma simultanea un intervalo de frecuencias de radio a los
atomos de la muestra y, a continuacion, realizaban el analisis de Fourier a la sefial de
impulso resultante, podian obtener todos los resultados del método de onda continua. Esta
técnica resultaba mucho maés répida que la anterior, y permitia a los investigadores observar
sefiales hasta diez veces mas débiles. Para entonces, los avances realizados en el campo de
la informatica hacian que la transformacion de Fourier resultara practica. Hoy es posible
emplear la Resonancia Magnética Nuclear para analizar muestras muy pequefias de un
material o identificar &tomos poco comunes en muestras mas grandes. En 1991, Ernst
obtuvo el premio Nobel de quimica por sus contribuciones al desarrollo de la
espectroscopia de la Resonancia Magnética Nuclear de alta resolucion.
En la actualidad, lo que Rabi comenzé se ha convertido en una industria multimillonaria.
La espectroscopia y las exploraciones por resonancia magnética son tecnologias de
diagnostico ampliamente utilizadas en medicina, asi mismo se emplea en la actualidad
como una valiosa herramienta en el perfilaje de pozos y, con el surgimiento en los Gltimos
afios de nuevas técnicas y maquinas ain mas potentes, la velocidad y precisién de la
Resonancia Magnética funcional ha aumentado de manera extraordinaria.

Nada de esto hubiera sido posible sin las casi cuatro décadas de investigacion basica
que siguieron al descubrimiento de Rabi de la Resonancia Magnética Nuclear. En esas
décadas, fisicos y quimicos interesados por el estudio de las propiedades magnéticas de los
atomos y las moléculas, su interaccién y sus estructuras basicas realizaron descubrimientos
cruciales. Como dijo en 1993 George Pake, el segundo alumno de Purcell en graduarse:
"Sin la investigacion basica, la obtencion de iméagenes por Resonancia Magnética hubiera

. . [8]
sido inimaginable”.
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2.3 Principio Fisico de la Resonancia Magnética Nuclear

La Resonancia Magnética Nuclear (RMN) se refiere a la respuesta de los ndcleos
atomicos a los campos magnéticos. Muchos nucleos tienen un momento magnético neto y
un momento angular o rotacional. Frente a un campo magnético externo, un nucleo atbmico
hace precesion alrededor de la direccion del campo externo de manera muy similar a un
giroscopio haciendo precesion alrededor del campo gravitacional terrestre. Cuando estos
nucleos magnéticos giratorios interactian con los campos magnéticos externos, se pueden
producir sefiales medibles.

Se pueden efectuar mediciones de cualquier nicleo que tenga un numero impar de
protones 0 neutrones o ambos, tales como el nicleo de hidrogeno (H*?), carbono (C*¥), y
sodio (Na*?®). Para la mayoria de los nucleos encontrados en las formaciones del subsuelo,
la sefial magnética nuclear inducida por campos magnéticos externos es demasiado pequefia
para ser detectada por un instrumento magnético de registro RMN de pozos. Sin embargo,
el hidrogeno, que tiene un solo proton y ningun neutrén, es abundante tanto en agua como
en hidrocarburos, tiene un momento magnético relativamente amplio, y genera una sefial
potente. Hasta hoy, casi todos los registros y los estudios de rocas hechos con RMN se
basan en la respuesta del nucleo del &tomo de hidrogeno.

El ndcleo de un dtomo de hidrogeno es un protén, que es una particula pequefia,
positivamente cargada con un momento angular asociado o rotacional. El proton giratorio
representa una espira de corriente que genera un campo magnético (0 momento magnético)
con dos polos (norte y sur) alineados con el eje del momento rotacional. Por lo tanto, el
nucleo de hidrogeno se puede considerar como una barra imantada cuyo eje magnético esta
alineado con el eje del momento rotacional del nacleo (Figura 2.14). Cuando hay muchos
atomos de hidrogeno presentes y no existe ningn campo magnético externo, los ejes de los
momentos rotacionales nucleares del hidrogeno estan alineados al azar (Figura 2.14).
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14Figura 2.14 Debido a su magnetismo nuclear inherente, los nicleos de hidrogeno (a la izquierda) se
comportan como si fueran pequefas barras imantadas alineadas con el eje de los momentos
rotacionales de los nucleos. En ausencia de un campo magnético externo, los ejes magnéticos nucleares
(a la derecha) quedan alineados al azar. !

2.3.1 Polarizacién

El primer paso para hacer una medicion RMN es alinear nucleos magnéticos con un
campo magnético estatico, Bo. Cuando Bo se aplica a un ndcleo magnético, Bo ejerce un
momento de torsion sobre el nicleo que actla para alinear el eje del momento rotacional
nuclear con Bo.

Cuando se aplica un momento torsional a un objeto giratorio, el eje del objeto se
mueve perpendicular al momento torsional en un movimiento llamado precesion (Figura
2.15 izq.). Entonces, cuando Bo se aplica a un ndcleo magnético, el nucleo haré precesion
alrededor de Bo. La frecuencia procesional ( f) , llamada la frecuencia de Lamor, esta dada
por:

f=v Bo

21 Ecuacion 2.1
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siendo v la relacion giro magnética, que es una medida de la intensidad del magnetismo

nuclear. Para el hidrogeno, y/2n=42.58MHz/tesla. Otros nicleos tienen otros valores de y.

Momento rotacional tnico Muchos momentos rotacionales

| Z Alta energia
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15Figura 2.15 Frecuencia precesional. ]

La ecuacion 2.1, muestra que la frecuencia de Lamar de un nucleo dado es
proporcional a la magnitud del campo magnético estatico y a la relacion giromagnetica del
nacleo. Para un campo magnético Bo, especies nucleares diferentes tienen frecuencias de
Larmor diferentes (por sus diferentes relaciones giromagnéticas); por lo tanto, cada especie
se puede diferenciar en base a esas frecuencias.

Alternativamente, para una especie nuclear dada tal como el hidrégeno, la relacion
giromagnetica tiene un valor fijo, la frecuencia de Lamor es funcion de la intensidad del
campo magnético estatico; si esta depende de la posicion, entonces la frecuencia de Lamor

asociada con el nucleo es funcion de la posicion del nucleo.

Tanto en el MRI medico como en el MRI en el campo petrolero, se aplica un campo
magnético de gradiente. Como la intensidad de ese tipo de campo depende de la posicion,
la frecuencia de Lamor de un nucleo esta en funcion de la misma. En el MRI médico, los

campos de gradiente lineales (en su mayor parte pulsantes) se usan para hacer un mapa
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completo de la poblacion de hidrogeno en espacios tridimensionales (3D). En el campo
petrolero, el instrumento MRI produce un campo de gradiente estatico primario cuya
intensidad esta en funcion de la distancia radial a partir de la superficie del instrumento. Por
lo tanto, la ubicacion de la regidn del espacio investigada por el instrumento se determina
por la frecuencia de Lamor a la que se responde el instrumento MRI.

Segln la mecénica cuantica, cuando un protdn estd sujeto a un campo magnético
externo, el proton es forzado hacia uno de dos estados energéticos. La (Figura 2.15
derecha), muestra el estado energético de un proton, en particular depende de la
orientacion del eje precesional del protdn con respecto a la direccion del campo externo.
Cuando el eje precesional es paralelo a Bo, el proton esta en el estado de baja energia, que
es el estado preferido.

Cuando el eje precesional esta en posicion antiparalela a Bo, el proton esta en estado
de alta energia. A la direccion de Bo se designa como direccion longitudinal.

Cuando un gran nimero de protones giratorios estan haciendo precesién alrededor de
Bo (Figura 2.16) hay mé&s momentos rotacionales haciendo precesion paralelos a Bo que
antiparalelo. La diferencia entre el ndmero de protones alineados paralela y
antiparalelamente al campo Bo forma la magnetizacion bruta de Mo que prevee la sefal
medida por los dispositivos RMN y MRI.

La magnetizacion microscopica Mo se define como el momento magnético neto por
unidad de volumen. Para el caso N nucleos, la magnetizacion esta dada por la ley de Curie

de esta forma:

Mo=N y?h?I(1+1) Bo Ecuacién 2.2
3(4md)KT

siendo

k= constante de Boltzman.
T= temperatura absoluta (Kelvin).
h= constante de Planck.

I= el numero cuantico de momentos rotacionales del ntcleo.
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16Figura 2.16 Magnetizacion neta (MO0). [¥]

Mo es observable y, segin la Ec 2.2 es proporcional al nimero de protones, a la
magnitud Bo del campo magnético aplicado, e inversa a la temperatura absoluta.

Una vez que los protones se alinean con el campo magnético estatico, se dice que
estdn polarizados. La polarizacion no ocurre inmediatamente, sino que crece en una

constante de tiempo, que es el tiempo de relajamiento longitudinal, T1:

Mz(t)= Mo (1- et/ ™) Ecuacion 2.3

siendo

t = Tiempo durante el cual los protones se exponen al campo Bo.
Mz(t)= Magnitud de la magnetizacion en el tiempo t, cuando se toma la
direccion de Bo a lo largo del eje z.

Mo= Magnetizacion final y maxima en un campo magnético dado.

Ty es el tiempo en el que la magnetizacion alcanza 63% de su valor final, y tres veces

Ty es el tiempo en el que se logra el 95% de la polarizacion. La Figura 2.17 ilustra la curva
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de relajamiento o polarizacion Ti. Fluidos diferentes, como agua, petroleo y gas, tienen
tiempos de relajamiento Ty diferentes.

1-exp(-UTy)

A3 T,, la recuperacion es del 95%.

2 3 -

Tiempo de polarizacién / Ty

17Figura 2.17 Las curvas de relajamiento longitudinal (Polarizacion) T1. !

2.3.2 Inclinacién de pulsacion y decaimientos de induccion libre

El segundo paso en el ciclo de mediciones RMN es el de inclinar la magnetizacion
desde la direccion longitudinal hasta un plano transversal. Esta inclinacion se logra
aplicando un campo magnético oscilatorio (B1) perpendicular a Bo, el campo magnético
estatico. Para una inclinacion eficaz, la frecuencia de B: debe igualar la frecuencia de
Lamor de los protones en relacion a Bo.

En la Figura 2.18, se ilustra un campo magnético oscilatorio interactuando con
protones. Desde el punto de vista de mecanica cuantica, si un proton esta en un estado de
baja energia absorbe energia positiva por B1 y salta a un estado de alta energia. La
aplicacion Bi hace que los protones hagan precesion en fase entre si. Este cambio en el estado

energético y en la precesion en fase causada por B1 se llama resonancia magnética nuclear.
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18Figura 2.18 Interaccion de los protones y el campo magnético. !

Aun nivel macroscopico, la resonancia causa la inclinacion de la magnetizacion, la
cual hace precesion alrededor de Bo a la frecuencia de Lamor. El angulo al cual se inclina la
magnetizacion estd dado por:

0=y Bat Ecuacion 2.4

Donde
0= Angulo de inclinacion (grados).
B1= Amplitud del campo oscilatorio.

t = Tiempo durante el que se aplica el campo oscilatorio.

El angulo de inclinacion es entonces proporcional al producto Bit, que refleja la
energia que Bi suministra al sistema de momentos rotacionales de los protones.
Incrementando la potencia del campo oscilatorio o el tiempo durante el cual se aplica este,
se aumenta el angulo de inclinacion. La relacion enterinclinacion y angulo de la Ec. 2.4 se

ve en la Figura 2.19.
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Angulo de inclinacién
0=yB,1

19Figura 2.19 El angulo de inclinacién 0 depende de la intensidad del campo oscilatorio B y del tiempo
t durante el cual se aplica el campo. Bl

El campo B: utilizado en el registro RMN es un campo magnético oscilatorio
pulsante. Los términos de pulsacion angular, tales como una pulsacion 7 (o pulsacion a
180°) y una pulsacion 7/2 (o pulsacion de 90°), se refiere al angulo en el cual B: inclina la
magnetizacion.

Cuando el sistema RMN aplica una pulsacion B1 de 90° en los protones polarizados
por el sistema, los protones hacen precesion en fase en los planos transversales (con
relacion a Bo), macroscopicamente, la magnetizacion a 90° y la precesion en un plano

transversal.

Cuando el campo B: se elimina, la poblacion de protones inicia un desfasamiento, o
falta de coherencia de fase-es decir que las precesiones de los protones ya no estan en fase
entre si. Por lo tanto, a medida que el desfasamiento progresa, la magnetizacion disminuye.
En esta situacion, una bobina receptora que mide la magnetizacién en direccion transversal
detecta una sefial en decaimiento (Figura 2.20). Este decaimiento es exponencial y se Ilama
decaimiento de induccion libre. La constante de tiempo FID (T2) es corta- de decenas de
microsegundos. El FID esta causado por heterogeneidad en el campo magnético que se
debe al gradiente de este y a ciertos procesos moleculares que ocurren en el material que se

estd midiendo. Debido a las heterogeneidades en el campo de Bo, protones en ubicaciones
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diferentes haran precesién con frecuencias de Lamor diferentes, produciendo asi un rapido

decaimiento.

Pulsacién a 90°

Pulsacion a 90°

20Figura 2.20 Sefial de decaimiento de induccién libre (FID). [

2.3.3 Deteccion de ecos de momentos rotacionales.

El desfasamiento causado por la heterogeneidad del campo magnético estatico Bo es
reversible. Los vectores de magnetizacion de protones en planos transversales vuelven su
fase cuando se le aplica una pulsacién B1 a 180°. Si un vector de magnetizacion transversal
tiene un angulo de fase o, entonces la aplicacion de una pulsacion B1 a 180° cambia el
angulo de fase (-o). En efecto, los érdenes de fase de los vectores de magnetizacion
transversales se revierten, de modo que los vectores mas lentos (desde el punto de vista de
fase) estan adelante de los vectores rapidos. Los vectores mas rapidos alcanzan a los mas
lentos, se produce un refasaje, y se genera una sefial detectable en la bobina receptora. Esta
sefial se Ilama eco del momento rotacional. Si transcurre un tiempo t (no el mismo tiempo
que en la Ec #) entre la aplicacion de la pulsacion B:1 A 90° y la B1 a 180°, entonces el
mismo tiempo t va a transcurrir entre la aplicacion de la pulsacion Bi1 a 180° y el pico del
eco de momento rotacional. Es decir, el tiempo de refasaje es igual al tiempo de
desfasamiento, y el pico de ecos de momentos rotacionales ocurre a 2t, que se define como

TE. En la Figura 2.21, se ilustra la generacion de ecos de momentos rotacionales.
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21Figura 2.21 Eco de momento rotacional. [31

Aungue un eco de un momento rotacional decae rapidamente, se aplica pulsaciones a
180° en forma continua para refasar los componentes de magnetizacion y generar una serie
de ecos de momentos rotacionales. Entonces se registra un tren de ecos, Figura 2.22. Un
eco de momentos rotacionales se forma a mitad del camino entre par de pulsaciones a 180°.
El espaciamiento entre ecos (TE) es el tiempo entre los picos de ecos adyacentes. El
namero de pulsaciones en el tren es NE. La secuencia completa, es decir, una pulsacion a
90° seguida por una larga serie de pulsaciones a 180° se llama secuencia de CPMG (sigla
que proviene de las iniciales de los apellidos de sus inventores, Carr, Purcell, Meiboom, y
Gill).
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22Figura 2.22Secuencia de pulsos de CPMG. Fl

En la medida que la difusion se ignora, la secuencia de pulsaciones CPMG anula el
desfasamiento causado por la heterogeneidad del campo Bo; sin embargo, el desfasamiento
que resulta como consecuencia de interacciones moleculares y difusién es irreversible. Una
vez que este ocurre, los protones no se alinean completamente, y el tren de ecos de
momentos rotacionales decae. La Figura 2.23 es un sistema de registros RMN mide la
amplitud de los ecos de momentos rotacionales en la secuencia CPMG al monitorear el

decaimiento de magnetizacion transversal y por lo tanto el desfasamiento irreversible.
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23Figura 2.23 La amplitud de los ecos del momento rotacional en el decaimiento produce una curva de
decaimiento exponencial con una constante de tiempo T2. 3]

La constante de tiempo del decaimiento de magnetizacion transversal se llama tiempo
de relajacion transversal, o también T2. La amplitud del tren de ecos de momentos

rotacionales en el tiempo t, es la amplitud de magnetizacion transversal Mx(t) dada por:
Mx(t)= Mox et/ T2 Ecuacion 2.5

Siendo Mox la magnetizacion transversal en t=0 (el tiempo en el que cesa la pulsacion
de 90°). El decaimiento T2 en la formacion contiene la informacion petrofisica que se
obtiene de un registro RMN, por lo tanto, es el objetivo de la medicion. Los datos sin

procesar por el sistema RMN son el tren de los ecos de los momentos rotacionales.

2.3.4 Sincronizacion del tiempo en las mediciones (RMN)

Después de un periodo igual a varias veces T2, el decaimiento de la magnetizacion
transversal estd completo, y no es posible hacer mas refasaje. Durante una secuencia
CMPG, la pulsacion a 90° reorienta la polarizacion de modo que no se tenga polarizacion

longitudinal en los protones, y las pulsaciones a 180° suprimen la acumulacion de mas
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polarizacién longitudinal. Por lo tanto, al final de la secuencia CPMG los protones quedan
de manera aleatoria. Para comenzar la siguiente secuencia, los protones se polarizan otra
vez. Entonces, es necesario un tiempo de espera (TW) entre el final de una secuencia
CPMG y el inicio de la siguiente, durante el cual tiene lugar la repolarizacion.

Un tipico diagrama de sincronizacion de tiempos para la medicion RMN se ilustra en
la Figura 2.24. La seccién superior de la figura describe dos secuencias CPMG, cada una
de las cuales consiste en una pulsacion Bi1 a 90°, seguida por una serie de pulsaciones a
180°. La seccidn inferior representa eventos de polarizacion (curvas de relajamiento T1), e
ilustra el tren de ecos de momentos rotacionales (curvas de relajamiento T2) asociados con
las dos secuencias CPMG. El tiempo de polarizacion (TW), el espaciamiento entre ecos

(TE), y el nimero de ecos (NE) se controla manualmente.

Pulsacion de RF

Tiempo (s)

Polarizacion
Tren de ecos

24Figura 2.24 Diagrama de sincronizacion en la medicion. !

La determinacion de la magnitud Mo, se efectla una estimacion de la amplitud del
tren de ecos de momentos rotacionales en t=0, a partir de la medicion de los trenes de ecos
de momentos rotacionales. Para evitar una subestimacion en Mo, se requiere una
polarizacidn total o casi total (95%) de polarizacion, TW debe ser igual a tres veces T1.

A medida que se disminuye TE, los ecos de momentos rotacionales se generan y
detectan mas rapidamente, y la relacion sefial-ruido efectiva se incrementa debido a la
densidad alta de los puntos de datos. A medida que aumenta NE, se generan y detectan ecos

de momentos rotacionales por mas tiempo, pero se requiere una intensidad mayor en Ba.
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Las mediciones CPMG se capturan siempre en pares. Luego de adquirir el primer
conjunto, el segundo es con la fase de pulsacion del transmisor cambiada en el eco de los
momentos rotacionales de amplitud negativa. El segundo conjunto se sustrae del primero
para producir un par de fase alterna (PAP). Este procedimiento conserva la sefial y elimina

compensaciones electrénicas de baja frecuencia.

2.3.5 Estimacion de Propiedades Petrofisicas a Partir del Perfilaje de RMN.

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

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

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

evaluacion de formaciones?.
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2.3.6 Mecanismo de Relajamiento de RMN para Fluidos en un Medio.

Los relajamientos longitudinales (T1) y transversal (T2) estdn causados por
interacciones magneticas entre protones. Desde un punto de vista atdbmico, el relajamiento
T1 ocurre cuando un sistema de protones haciendo precesion transfiere energia a sus
alrededores. El protdon donante se relaja a su estado de baja energia, en el cual el proton
hace precesion a lo largo de la direccion de BO. La misma transferencia también contribuye
al relajamiento de T2. Ademas, el desfasaje contribuye al relajamiento de T2 sin involucrar
una transferencia de energia a los alrededores. Por lo tanto, el relajamiento transversal es
siempre mas rapido que el relajamiento longitudinal; en consecuencia, T2 es siempre menor
oigualaT1.

En general:

« Para protones en sélidos, T2 es mucho menor que T1.

« Para protones en fluidos de yacimiento:

e Cuando el fluido estad en un campo magnético estatico homogeéneo, T2 es

aproximadamente igual a T1.

e Cuando el fluido estad en un campo magnético de gradiente y se utiliza un
proceso de mediciones con CPMG, T2 es menor que T1. La diferencia esta controlada en
gran parte por el gradiente de campo, el espaciamiento entre ecos, y la difusividad del
fluido.

+ Cuando un fluido humectante ocupa un medio poroso, tal como el de una roca,

tanto T2 como T1 decrecen draméaticamente, y los mecanismos de relajamiento son
diferentes a los de los protones tanto en sélidos como en fluidos.

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

asociados con esto:
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* proceso del fluido en bruto, que afecta el relajamiento tanto de T1 como de T2.

* proceso de relajamiento por superficie, que afecta el relajamiento tanto de T1 como

de T2.

* proceso de difusion en presencia de gradientes de campo magnético, que solo

afecta el relajamiento T2.

Todos estos tres procesos trabajan en paralelo; por lo tanto, los tiempos T1y T2 de
fluidos encontrados en un medio poroso estan dados por:

1/T2 =1/T2Bruto + 1/T2Superficie + 1/T2Difusion Ecuacion 2.6
1/ T1 =1/ T1Bruto + 1/ T2Superficie Ecuacion 2.7
Donde:

T2 = tiempo de relajamiento transversal del fluido poral segtn la medicién hecha por una
secuencia CPMG.

T2Bruto = tiempo de relajamiento T2 del fluido poral si estuviera medido en un recipiente

tan amplio que los efectos del recipiente serian despreciables.

T2Superficie = tiempo de relajamiento T2 del fluido poral que proviene del relajamiento

de superficie.

T2Difusion = tiempo de relajamiento T2 del fluido poral segln es inducido por difusion en
el gradiente de campo magnético.

T1 = el tiempo de relajamiento longitudinal medido del fluido poral.
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T1Bruto = tiempo de relajamiento T1 del fluido poral si estuviera medido en un recipiente
tan amplio que los efectos del recipiente serian despreciables.

T2Superficie = tiempo de relajamiento T1 del fluido poral que proviene del relajamiento

por superficie.

Las importancias relativas de los tres mecanismos de relajamiento dependen del tipo
de
fluido que hay en los poros (agua, petrdleo, o gas), los tamafios porrales, la potencia del
relajamiento por superficie, y la humectabilidad de la superficie de la roca. En general, para

una roca humectada con agua3:

» Para salmuera, T2 esta dominado por T2superficie.

« Para petroleo pesado, T2 tiene a T2Bruto como su principal contribuyente.

« Para petrdleo de viscosidad mediana y liviano, T2 es una combinacion de T2bruto y
T2difusion y es dependiente de la viscosidad.

« Para gas, T2 esta dominado por T2difusion.

2.3.6.1 Relajamiento en bruto.

El relajamiento en Bruto es una propiedad intrinseca de fluido, el cual es causado
por la difusion local de las moléculas del fluido. Este relajamiento se puede medir poniendo
el fluido en un recipiente grande (eliminando asi el relajamiento por superficie) y
sometiendo luego al fluido a un campo magnético homogéneo y a una secuencia de
pulsacion CPMG.

Este mecanismo esta controlado por las propiedades fisicas del fluido, tales como
viscosidad y composicion quimica. Otras condiciones ambientales, tales como

temperatura y presion, afectan el relajamiento bruto de un fluido8 8.
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Los tiempos de relajamiento (en segundos) para agua, gas, Yy petroleo estan dados por:

Agua9:
T1bruto = 3 Tk
2981

Ecuacién 2.8

T2bruto = T1bruto Ecuacién 2.9

Gasl0:
T1bruto = 2.5%* 104 g

Tk1.17

Ecuacién 2.10

Tobruto = T1bruto Ecuacién 2.11

Petroleo inerte 9:

T1bruto = 0.00713 Tk Ecuacion 2.12

n

Tobruto = T1bruto

Ecuaciéon 2.13

Donde:
TK = temperatura (°K).

n = viscosidad del fluido (cp).
pg= densidad del gas (gm/cm3).
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2.3.6.2 Relajamiento por superficie.

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

de relajarse), el factor dominante en los tiempos de relajamiento T2 y T1 esta dado por:

1 =p [ S ] Ecuacion 2.14
T2superficie Vv poro

1 =m [ S ] Ecuacion 2.15
TlSuperficie V poro

Donde:
p2 = relaxividad por superficie para T2 (poder de relajamiento T2 de las superficies de los
granos).
p2 = relaxividad por superficie para T1 (poder de relajamiento T1 de las superficies de los

granos).

(S/V)Poro = relacidon entre superficie del poro y volumen de fluido.

Para formas simples, S/V es una medida del tamafio poral. Por ejemplo, para una
esfera, la relacion entre superficie y volumen es 3/r, siendo r el radio de la esfera.

La relaxividad de la superficie esta influenciada por la composicion de la superficie
(iones paramagnéticos y absorcion de compuestos hidrofébicos e hidrofilicos), ademas
varia con la mineralogiall. Por ejemplo, las superficies de los carbonatos muestran una
relaxividad por superficie mas débil que las superficies de cuarzo. Estimaciones de

relaxividad por superficie se pueden determinar en el laboratorio. Los fluidos controlados
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por relajamiento por superficie muestran tiempos T2 los cuales no son dependientes de la
temperatura y la presion. Por esta razon, las mediciones RMN hechas en condiciones de
medio ambiente se usan comdnmente para calibrar férmulas utilizadas para estimar
parametros petrofisicos tales como permeabilidad y agua irreducible. Como el proceso de
adquisicién de mediciones utilizado en laboratorio es idéntico al proceso de adquisicion de
mediciones utilizado durante el perfilaje, los modelos determinados a partir de mediciones
de laboratorio se pueden transferir directamente a la interpretacion de datos de perfiles

RMN, simplificando asi el proceso de interpretacion 3.

2.3.6.3 Relajamiento inducido por difusion.

El gas, el petréleo liviano, el agua, y algunos petroleos de mediana viscosidad
muestran un relajamiento inducido por difusion considerable cuando estan en un campo
magnético de gradiente y estan sometidos a una secuencia CPMG con tiempos entre ecos
largos.

Para estos fluidos la constante de tiempo de relajamiento T2difusion, asociada con

el mecanismo de difusidn, se convierte en una importante herramienta para su deteccion.

Cuando existe un gradiente considerable en el campo magnético estatico, la difusion
molecular provoca desfasaje adicional y, por lo tanto, incrementa el indice de relajamiento
de T2 (1/T2). Este desfasaje se produce porque la molécula se mueve a una regién en la que
la intensidad del campo magnético es diferente, y en la que entonces el indice de precesion
es diferente. La difusion no tiene influencia sobre el indice de relajamiento de T1(1/T1).

El indice de relajamiento inducido por difusion (1/ T 2difusion ) €sta dado por:

1 = D(y*G*TE)? Ecuacion 2.16
T2difusi0n 12

Donde:

D = coeficiente de difusion molecular.
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g = relacion giromagnética de un proton.
G = gradiente del campo magnético (G/cm).

TE = espaciamiento entre ecos utilizado en la secuencia CPMG.

Al igual que con el relajamiento en bruto, las propiedades fisicas tales como la
viscosidad y la composicion molecular controlan el coeficiente de difusion. Nuevamente,
las condiciones ambientales, temperatura y presion, afectan la difusion. El agua a

temperatura ambiente tiene un coeficiente de difusion de aproximadamente 2*10-5 cm2/s.

Los coeficientes de difusion del gas, petrdleo, y agua estan dados (cm2/s) por:

Gas: Dg~ 8.5 *10-7[TK0'9 J Ecuacion 2.17
Pg
Petroleo:
Do~ 1.3*10°| Tk Ecuacion 2.18
298n
Agua:
Dw=1.2*10° Tk J Ecuacién 2.19
981

Como se muestra en las Ecuaciones 2.17 a 2.19, los coeficientes de difusion para
gas, petréleo y agua aumentan con la temperatura (la viscosidad n disminuye con la

temperatura). El coeficiente de difusion para el gas disminuye con un aumento de la presion
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porque la densidad del gas aumenta con la presion. El coeficiente de difusién de los
petroleos varia considerablemente porque diferentes petr6leos muestran un amplio rango de
composiciones moleculares, lo cual genera un amplio rango de viscosidades.

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

como gradientes internos y pueden causar mas reduccion en tiempos de relajamiento.

El movimiento molecular en fluidos humectantes esta frecuentemente restringido
por la interfase entre granos de rocas y fluidos y/o por la tension interfacial entre fluidos.
Debido a esta restriccion, el coeficiente de difusion para un fluido en una roca difiere del
coeficiente de difusion del fluido en bruto a la misma presion y temperatura. Los efectos de
la difusion se vuelven irrelevantes a espaciamientos cortos entre ecos para la mayoria
de los fluidos, con la excepcion de los gases, que muestran caracteristicas
considerables de difusion aln 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 deseada3.
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Mecanismos de relajamiento basicos para
o etk | fluidos en los poros de una roca:
tienen indices de relajamiento mas

bajos.

Relajamiento en bruto para T, y para T4
Relajamiento por superficie para T, y para T4
Relajamiento por difusiéon para T,

1 1 S Dy GTE)?
= TRy
T 2(cpmg) TZ. bulk V 12
| 1 S
roT,.. Py
El fluido en contacto con la 1 1, bulk

superficie tiene un indice .
de relajamiento rapido.

25Figura 2.25. Mecanismos de relajamiento basicos para fluidos en los poros de una roca. El
relajamiento de fluidos porales se debe a mecanismos en bruto, por superficie y por difusion. 3]

La integracién de las Ecuaciones. 2.14, 2.15, y 2.16 en las Ecuaciones. 2.6 y 2.7 producen:

1 =1 + pz[ S | + D(y*G*TE) 2 Ecuacién 2.20
T2 T2Bruto \Y poro 12

1 =1 +p1| S Ecuacion 2.21
T1 T1Bruto v poro

La Figura 2.25 ilustra los mecanismos basicos de relajamiento.
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2.3.7 Estimacion de Porosidad a Partir de Mecanismos de Relajamiento de

RMN.

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

Existen un sin numero de aplicaciones RMN para observar la distribucion de
fluidos en un medio poroso. Muchos de estos estudios proveen medidas cualitativas o
semicuantitativas de la cantidad de fluido observado en una region del medio poroso.

La dificultad de las medidas RMN, es que los tiempos de relajamiento transversal
asociados con los fluidos en un medio poroso son muy cortos. Esta caracteristica es el
resultado de la cercana proximidad de las moléculas de fluidos a la superficie sélida, de la
susceptibilidad magnética y efectos quimicos, adquiriendo tiempos de relajamiento
transversales, donde resulta que la intensidad de la magnetizacion observada es diferente de
la intensidad de la magnetizacién intrinseca, la cual es proporcional al nimero de nucleos
observados y es deseada para calcular la porosidad y la saturacién de fluidos.

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

saturacion se usa un modelo de decaimiento multiexponencial12.
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2.3.8 Modelo de decaimiento multiexponencial.

Las rocas de un yacimiento muestran comdnmente una distribucion de tamafios
porales y frecuentemente contienen mas de un tipo de fluido. La Figura 2.26 ilustra el
caracter de decaimiento multiexponencial de un medio poroso que contiene poros de
tamafios diferentes y una sola fase humectante3. Ademas, se pueden observar los dos
diferentes dominios de tiempo con los cuales trabaja el RMN; el tiempo cronoldgico o
real donde se inducen y miden los ecos (Parte derecha de la figura) y el tiempo de
relajacion o velocidad de decaimiento exponencial T2 de los ecos (centro de la figura).

El relajamiento por superficie se vuelve dominante cuando se usa un corto
espaciamiento entre ecos y la formacion sélo estd saturada con salmuera. Bajo esta
condicion, T2 es directamente proporcional al tamafio peral. Cuando se supone que todos
los poros tienen la forma geométrica similar, los poros méas grandes (columna izquierda de
la Figura 2.26) tienen la mas baja relacion de S/V y por lo tanto una tasa de decaimiento
lenta, es decir el valor més largo de T2. Los poros de tamafio mediano tienen més alta la
relaciéon de S/V, y su tasa de decaimiento es mas rapida, dando valores mas cortos de T2.
Los poros méas pequefios tienen la relacién mas alta de S/V y las tasas de decaimiento mas

rapidas dando valores mas cortos de T2 3.
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Tiempo

26Figura 2.26. Modelo de decaimiento multiexponencial en un medio poroso. (5]

2.3.9 Respuesta de porosidad teérica RMN.

Las sefiales RMN registradas responden por todos los fluidos que contienen &tomos
de hidrégeno y estan ubicadas dentro del volumen sensible, la amplitud de la sefial (o
porosidad aparente) medida a un tiempo de polarizacion TW dado, es la suma de la
porosidad aparente del agua dw,ap, del petrdleo doil,ap , y del gas dgas,ap . La
porosidad aparente para cada fluido individual es producto de la porosidad total @, la
saturacion del fluido S, el indice de hidrogeno HI del fluido (El indice de hidrogeno es la
relacion entre el nimero de atomos de hidrégeno por unidad de volumen de un material y
el nimero de atomos de hidrégeno por unidad de volumen del agua pura a igual
temperatura y presion. EI HI del gas es una funcion de la temperatura y de la presion), y la
fraccion de los nacleos de hidrogeno del fluido que estan polarizados durante el tiempo TW
entre secuencias CPMG. Por lo tanto, el tren de ecos de momentos magnéticos (mediciones

de magnetizacion transversal) registrado con secuencia CPMG no decae con un solo valor
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de T2 sino con una distribucion de valores de T2 que se puede describir con la Ecuacion
2.22.

-t -t -TW -t
Ormn= M(t) = My (0) * E__ e TTWJ xpT2wi Ly M oiti (0) * 1- € TLoili | % g T20ili

-TW -t
> M gas, i (0) * |1- @ ThoaH| * g T2gasi Ecuacion 2.22

Donde:

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

multiplica por el espaciamiento entre ecos TE).

Mw,i (0) = magnetizacion inicial desde el imo componente del relajamiento para el agua.
Mw,i =X HI w,i *@i *Sw,i Ecuacion 2.23

Moil,i (0) = magnetizacion inicial desde el imo componente del relajamiento para el aceite.
Moil,i = X HI oil,i *¢i *Soil,i Ecuacion 2.24

Mgas,i (0) = magnetizacion inicial desde el imo componente del relajamiento para el gas.
Moil,i = X HI gas,i *¢i *S gas,i Ecuacion 2.25

T2i = constante de decaimiento del imo componente del relajamiento transversal
para agua, aceite o gas respectivamente, donde el decaimiento total observado para cada
fluido proviene de tres fendmenos fisicos simultaneos que son la Relajacion por efecto de
superficie (contacto del fluido con la superficie del grano de la roca), la Relajacion por
efecto del Fluido en Bruto (cuando el fluido no esta en contacto con la roca o cuando las
dimensiones porales son muy grandes aungue el fluido sea mojante) y la Relajacion por

efecto de Difusion (movilidad molecular)3.
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La suma es sobre la muestra completa; es decir, todos los poros y todos los
diferentes tipos de fluidos.
Para un solo poro mojado por agua, la magnetizacion decae exponencialmente, y la

amplitud de la sefal esta dado por:

-TW) -pz[%t cw ot
M(t) =My (0) *( 1-e TLw| % @ VY4 Mo (0) * (1- g TLoili )*eTZ,oiI,i +

-TW -t
M gas;i (0) * [1- @ TL98ST| * g T2.gasi Ecuacion 2.26

Mw(0), Moil(0), Mgas(0) es proporcional al volumen de cada fluido en el poro. Cuando se
toma en consideracion la distribucion completa de los poros saturados 100%, mojados por
agua, esos poros presentan unos valores de distribucién de T2, los cuales contribuyen
parcialmente a la porosidad total. La amplitud de la sefial asociada es la suma de las
amplitudes de las sefiales provenientes del fluido en los poros individuales, dando un
decaimiento compuesto, donde la amplitud de la sefial esta dada por:

-TW_ -p2 [_S_]t - TW -t
Ormn= M() =X Mw,i (0) * [1-e T2WH | * ¢ VI 4 Moiti (0) *| 1- e TLoili | * g T20ili 4

- TW - t
M gas,i (0) *| 1- @ TLOSI | * g T2.gasi Ecuacién 2.27

Si se conoce M100%(0) (la magnetizacion medida para 100% en bruto con el mismo

volumen sensible), entonces M (0) y M100% se pueden calibrar con la porosidad:
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(Mw,i +M oil,i t Mgas,i )
¢0=_M(0) = X (Mw,i +Myjii + Mgasi ) =2 Maio0%

M100%

= 32@i

Ecuacion 2.28
Donde:
M(0) = £ Mw,i + = Moiti + Z Magasi
@ = porosidad calibrada de la formacion.

@i = porosidad calibrada asociada con todos los poros del imo tamafio poral.

(También conocida como porosidad incremental)

Por lo tanto, la distribucion de T2 (en la forma de las amplitudes M (0), para agua,
aceite y gas asociadas con las constantes de tiempo T2i para agua, aceite y gas) se calibra
con la distribucion de porosidades (los poros individuales @i con las constantes de tiempo
asociadas T2i para agua, aceite y gas)3.

Si los poros estan parcialmente saturados, es decir, si los poros contienen petroleo
y/o gas ademas de agua, el petrdleo y el gas contribuyen a la magnetizacién medida como
se encuentra en la ecuacion 2.22, ahora si suponemos que la roca esta humectada conagua
y que los decaimientos de ecos de momentos magnéticos tanto del petréleo como del gas se
pueden caracterizar usando una sola expresion exponencial que representa las propiedades
de relajamiento en bruto y de difusion de los fluidos no humectantes. Como se muestra en
la ecuacion 2.29 que por simplicidad utilizan los modelos de interpretacion computarizada
disponibles para el anéalisis automatico de datos RMN, la cual se utilizara en el resto del

texto3.

[ s] 1 1
M(t) =X Muwi*e P v’ +Z Moili =€ Tooil + 2 Mgasi* € Togas Ecuacion 2.2

71



Donde:

Moil = magnetizacion producida por protones del petréleo en los poros.
Mgas = magnetizacion producida por protones del gas en los poros.
T20il = T2 del petr6leo medido con una secuencia CPMG.

T2gas = T2 del gas medido con una secuencia CPMG.

Las multiples clases de hidrocarburos poseen complejos espectros de decaimiento
que se deben representar mediante sumatorias multiexponenciales. Ademas, si parte del
poro esta ocupado por petroleo o gas, entonces el volumen de agua en el poro se reduce.
Como el volumen de agua disminuye mientras la superficie especifica del poro permanece
igual, la relacién V/S se reduce. Como el correspondiente T2 del agua en el poro es
proporcional a V/S, se concluye que T2 también se reduce. Por lo tanto, cuando hay
presente un fluido no humectante, el espectro de T2 no representa una distribucion de
tamafo poral porgue contiene una respuesta en bruto del fluido no humectante. Los poros
que contienen el fluido no humectante o aparecen en el espectro a un tiempo de
decaimiento que es mas rapido que el normalmente asociado con los poros, 0 no aparecen
para nada si la capa superficial es demasiado delgada. La porosidad en esos poros esta
considerada en la respuesta del fluido en bruto no humectante; por lo tanto, aunque la
distribucion esta distorsionada, no se afecta la porosidad3.

Como en la préctica es dificil considerar a cada poro individualmente, todos los
poros con relaciones de superficie a volumen similares y fluidos no humectantes que tengan
valores de T2 similares se agrupan juntos. Con este agrupamiento, las sumatorias en las
ecuaciones de magnetizacién tienen un namero manejable de factores los cuales se usa en

la transformacion de ecos a la distribucion de T2.

2.3.10 Transformacion de ecos a la distribucion de T2.

Uno de los pasos mas importantes en el procesamiento de datos RMN es el de
determinar la distribucion de T2 que produce la magnetizacion observada, es decir
transforma los dominios de tiempos reales “las amplitudes de los ecos” en un espectro de

porosidades parciales en funcion del tiempo de relajamiento T2 la cual representa la curva
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de distribucién de T2. Este paso, es llamado transformacion de ecos que es un proceso de
inversion matematica La Figura 32. llustra las entradas (tren de ecos) y salidas
(distribucion de T2) del proceso de correlacion. La Ecuacion 2.30 muestra el sistema de
ecuaciones que representan los ecos individuales. Normalmente, la distribucion de T2 de
las rocas es una funcion continua. Sin embargo, para simplificar el ajuste del tren de ecos,
el proceso de correlacion utiliza un modelo multiexponencial que supone que la
distribucion de T2 consiste en m tiempos de relajamiento discretos que tiene m, T2i con sus
correspondientes componentes de porosidad @i. Los valores de T2i son seleccionados
previamente (por ejemplo, 0.5, 1, 2, 4, 8, 16, 32, 64, 128, 256, 512, 1024 ms ... ), y el
proceso de correlacidon se concentra en determinar los componentes de porosidad de cada

distribucioén3.

+ruido

I I RO -
ccdh=g*e P lagre Pl g Bl g wel®

5 5a Ls

{r(z)} {r(ﬂ {r(z)} {r(z)}
ecq2)=¢ *e +¢ Fe T g Fe T 4 +¢, *e Bl ruide

G R
ecqn)=¢ *e = +¢, Fe b +¢, *e B +¢, *e =) fruide

Ecuacién 2.30

Donde t(i) = i*TE, e i=1,... n, es el tiempo al que se obtuvo el imo eco.
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Datos crudos: Tren de ecos T

Resultado del procesamiento: Distribucion de T2 2

27Figura 2.27. Transformacion del tren de ecos de momentos rotacionales a la curva de
distribucion T2. [¥]

La Ecuacion 2.28 es un sistema de n (hnumero de ecos) ecuaciones lineales con m
incognitas, ®1, ®2, dm, en el que n es mucho mas grande que m. Tipicamente m, el
namero de valores de T2 o celdas, puede estar entre 2 en algunos datos de perfilajes, y 50
en datos de laboratorio de alta calidad. EI nimero de ecos n esté entre 10 en mediciones de
polarizacién parcial para agua irreducible de la arcilla, a varios miles en algunos datos de
laboratorio. Hay numerosos métodos para invertir tal ecuacion establecida para el "mejor"
conjunto de @i. La solucion de la Ecuacion 3.23 es complicada por el hecho de que ®i
debe estar restringido a ser mayor o igual a cero y por el hecho de que la correlacion de una
suma de exponentes multiples es inestable. Como consecuencia, el conjunto de di no es
unico (es decir, distribuciones con formas diferentes pueden aparecer como buenos ajustes
a la curva de decaimiento); entonces, se debe tener cuidado en la interpretacion de los
pequefios detalles de la distribucion3.

2.3.11 Distribucion de Tamafio Poral.

Cuando una roca humectada con agua esté totalmente saturada con agua, el valor de
T2 de un solo poro es proporcional a la relacién entre superficie y volumen del poro, lo cual
es una medida del tamafio del poro. Entonces, la distribuciéon de T2 observada de todos los
poros en la roca representa la distribucion de tamafios porales de la roca. Es decir, la
porosidad total esta representada por la suma de las porosidades parciales asociadas a cada
tamafo de poro. Esto no es otra cosa que el area bajo la curva (o la integral del espectro
T2). También se ve clara una separacion de las “distintas aguas” presentes en la roca: a) las

aguas movibles vienen asociadas con los poros grandes (T2 largos), b) a medida que los
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poros se hacen mas pequefios entran en accion las fuerzas capilares y el agua queda
retenida, denominandose agua irreducible, y c¢) cuando nos acercamos a la escala
microporosa se desarrollan las fuerzas electro-quimicas y el agua se asocia a las arcillas por
intercambio cationico, denominandose agua-en-arcilla. También se observa que resulta
simple separar estas aguas aplicando simples umbrales en el espectro T2. Por ejemplo, los
estudios de Laboratorio revelan que por debajo de T2 = 4.0 mseg se encuentran las
porosidades asociadas con arcillas y limos. Por encima de 33 mseg (para areniscas) se
encuentran las porosidades ocupadas por aguas movibles y entre estos dos limites se
encuentra las porosidades que retienen las aguas capilares. En resumen, la representacion
de la medida de resonancia magnética como una distribucién en el dominio del tiempo T2,
no solamente nos permite la representacion de la porosidad, sino que también nos deja
calcular la porcion de la misma (saturacidn) asociada con cada tipo de agua.

Para obtener una representacion mas visual desde el punto de vista del tamafio de
los poros, el espectro total se divide arbitrariamente en 9-10 ventanas de tiempo T2,
llamadas “Grupos” con centros en 4-8-16-32-64-128-257-512-1024-2048 mili-segundos.
Esto se muestra en la figura 2.28 “Distribucion del tamaiio poral por grupos”. Cada
ventana o grupo tiene asignado un cédigo de color, segun se ilustra en la parte inferior de la
figura 2.28. Esto quiere decir que estamos codificando con color la presencia de porosidad
por tamafio de poro. Para cubrir un rango amplio de tamafios porosos, el tiempo de los
grupos crece en forma logaritmica. En la figura 2.29 se ilustra esta codificacion en forma
de perfil contra profundidad. Cada banda de color declara la existencia de porosidad en ese
rango de tamafios porosos y su espesor es proporcional a la fraccién actualmente
contribuida por esos tamafios porosos a la porosidad total. En el perfil simulado (bandas del
lado izquierdo figura 2.29) se observa como las bandas de color blanco, azul claro y azul
oscuro ocupan la mayor parte de la porosidad mientras que las bandas de tamafios porosos
menores estan muy delgadas5s.

Esto caracteriza una roca de muy buena calidad (poros grandes y muy seguramente
buena permeabilidad). Para completar el ejemplo, en la figura 2.29. Las bandas de la
derecha invierten el espectro para mostrar un caso donde predominan los poros pequefios.
Aqui predominan las bandas con colores rojo, amarillo y verde que representan una roca

mas pobre en calidad. Aunqgue la porosidad es la misma, la roca de la izquierda fluiria con
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mayor facilidad en tanto que la roca de la derecha probablemente necesitaria ayuda de
Estimulacion por acido o fracturamiento para producir los fluidos.

La figura 2.30 “Curva de distribucion de T2 de una roca con fluidos” ilustra la
forma general de una roca con agua e hidrocarburos. La forma se extiende de 0 a 3000
mseg cubriendo desde los microporos hasta los macroporos (cavidades), pasando por las
porosidades inter-granulares encontradas comunmente en los campos petroliferos. En
general, el agua aparece a lo largo de todo el espectro desde cero hasta por encima de 750
mseg. Los hidrocarburos también pueden tener componentes en todo el espectro en forma
inversamente proporcional a su viscosidad. Usualmente presentan un pico dominante y una

cola que se extiende hacia los T2 cortos asociado con componentes pesados CnH2n en su

estructura quimicab.

Distribucidn del tamafio poral por grupos
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28Figura 2.28. Distribucion del tamafio poral por grupos en codigos de color. 5]
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Distribucion Del Espacio Poral En Grupos

Poros Grandes y Medianos Poros Pequefios y Medianos

30 Porosidad O 30 Porosidad 0

4 & 16 32 64 128 256 512 1024

29Figura 2.29. Distribucion del tamarfio poral por grupos en codigos de color en forma de perfil contra
profundidad. ]
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Fomsidad CMA de fluidgs libes

30Figura 2.30. Curva de distribucién de T2 de una roca con fluidos. [8]
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2.3.12 Estimacion del Volumen Bruto de Agua Irreducible con RMN.

La estimacion del volumen bruto de agua irreducible (BVI o BFV) en una
formacion, es una de las primeras y mas utilizadas aplicaciones del perfilaje de RMN.
Actualmente hay dos métodos disponibles para la determinacion del BVI. El primer
método, BVI de umbral (CBVI), se basa en un valor fijo de T2 (T2cutoff) que divide la
distribucion de T2 en dos componentes, uno consiste en tamafios porales que contienen
agua asociada y otro consiste en tamarios porales que contienen fluidos libres. EIl segundo
método para la determinacion del BVI, llamado BVI espectral (SBVI), se basa en el

reconocimiento de que un poro dado puede contener tanto fluidos libres como asociados3.

2.3.12.1 Método del umbral CBVI.

La Figura 2.31 muestra el concepto del método CBVI para calcular el volumen de
agua irreducible. La estimacion del BVI con RMN se basa en suponer que los fluidos
irreductibles residen en poros pequefios y que fluidos producibles residen en poros grandes.
Esta suposicion se basa en el hecho de que el tamafio de la garganta poral y el tamafio del
cuerpo del poro estan a menudo relacionados. Como los valores de T2 se pueden relacionar
con el tamafio del cuerpo del poro, se puede elegir un valor de T2 por debajo del cual se
espera que los fluidos correspondientes residan en poros pequefios y sean por lo tanto
inmoviles, y por encima del cual se espera que los fluidos correspondientes residan en
poros grandes y por lo tanto se puedan mover libremente. Este valor de T2 se llama el
umbral de T2 (T2cutoff). Mediante su particion de la distribucion de T2, el T2cutoff divide
la porosidad efectiva en dos partes, BVI y volumen de fluidos méviles (FFI), como se
muestra en la Figura 2.31. La porcién del BVI se denomina el BVI de umbral (CBVI).
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31Figura 2.31. Modelo de CBVI para interpretacion de perfiles RMN. I3,

En vez de suponer un umbral de tiempo de relajamiento, el T2cutoff se puede
determinar en el laboratorio con mediciones RMN en muestras de nucleos. Las muestras de
nucleos se analizan para determinacion de caracteristicas RMN en dos condiciones de
saturacion,  Sw = 100% vy (luego de establecer el valor apropiado de saturacion con una
curva de presion capilar, o directamente disminuyendo la saturacion de la muestra hasta la
presion capilar apropiada) Sw = irreductible. Para lograr esta ultima condicion se usa una
técnica de centrifugado a la presién capilar especificada. Las distribuciones de T2 se
comparan como se ilustra en la Figura 2.32. Las dos distribuciones de T2 se representan de
dos maneras: porosidad incremental y porosidad acumulativa. (La porosidad acumulativa
en un T2 particular, por ejemplo T2,U, es la integral de la porosidad incremental para todos
los valores de T2 menores o iguales a T2,U.) Las curvas acumulativas se usan para
determinar T2cutoff. Para determinar T2cutoff en una curva de T2 vs. Porosidad
acumulativa, entrar a la curva desde el eje de la porosidad acumulativa a la porosidad a la
cual la muestra esta en condicion irreducible. Proyectar horizontalmente hacia la curva de
porosidad acumulativa para Sw = 100%. Una vez intersectada esta curva, proyectar hacia
abajo hasta el eje de T2. El valor de T2 de la interseccion de esta proyeccion con el eje de
T2 es el T2cutoff 3.
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32Figura 2.32. Método grafico para determinar T2cutoff en el modelo CBVI.E]

A falta de datos de laboratorio, se usan valores por defecto para T2cutoff basados
en litologia. Se usa un T2cutoff de 33 ms para areniscas y 92 ms para carbonatos (para
carbonatos se usa otro método el cual se explica posteriormente). Sin embargo, los valores
de T2cutoff estan afectados no sélo por la litologia sino también por otros varios factores,
tales como la quimica de la pared del poro, componentes menores paramagnéticos o
ferromagneéticos, textura, relaciones entre garganta poral y cuerpo del poro, y otros factores
no del todo comprendidos. Estos factores pueden hacer que T2cutoff varie entre varias
muestras dentro de una sola litologia.

Teniendo en cuenta que T2 es directamente proporcional al tamafio poral, un T2 de
umbral representa un umbral de tamafio poral o un umbral de presion capilar. Entonces, los
valores de T2cutoff son funcion de la presion capilar de acuerdo con la relaxividad por
superficie. Las pruebas de laboratorio de muestras de nucleos para determinar T2cutoff por
el método ilustrado en la Figura 2.32, depende de la presion capilar elegida para crear la

condicion irreductible.
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2.3.12.2 Método espectral SBVI.

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

utilizando el umbral espectral gradual en lugar de un umbral de corte fijo3.

Modelo de un Poro mojado por Agua

Sw =100 %

T2

Sw <100 %

A

T2

=

33Figura 2.33. Modelo de un poro mojado por agua. [l
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El modelo del umbral normal parece fallar mas dramaticamente cuando la respuesta
RMN a 100% de saturaciéon de agua de formacion tiene un espectro muy estrecho que se
puede correlacionar bastante bien con un decaimiento de exponente Gnico, como se observa
en la figura 2.33. Existen aqui dos mecanismos de relajacion: a) el efecto de superficie para
el agua en intimo contacto con la pared del poro y b) el efecto de fluido en bruto para el
agua libre en el centro del poro. Ademas, existe también difusion entre las dos aguas y esto
hace que se observe un solo pico predominante encima del Umbral T2 de agua irreductible.
Asi pues, por debajo del Umbral leeriamos cero irreductible. En la parte inferior de la
misma figura se modela un poro Gnico conteniendo agua irreductible y aceite libre (no hay
agua libre). Cuando el agua libre se reemplaza por aceite en el poro, no hay difusion entre
aceite y agua capilar y, como el aceite no toca la superficie, el efecto predominante en su
relajacion es la relajacion en bruto. Para el agua que permanece en contacto con la pared
del poro, predomina el efecto de relajacion superficial. Ademas, para el agua disminuye el
volumen, aumentando la relacion S/V, reduciendo ain mas los tiempos T2 observados.
Como se ilustra en la parte inferior de la figura 2.33, esto permite una separacion
inequivoca de las sefiales del aceite y del agua, donde aparecen pequefios poros en el
espectro RMN resultante que no aparecen en el espectro 100% saturado con agua. Este
efecto es menos obvio cuando el espectro original 100% saturado con agua es amplio y
entonces contiene poros del mismo rango de tamarios que los pequefios poros que se
vuelven visibles durante la disminucion de la saturacion3.

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

Para enfrentar los problemas que se encuentran con un BVI de umbral fijo, se
desarrollé el método del BVI espectral (SBVI). Este método tiene su aplicacion principal en
la cuantificacion del agua movible, pero también se ha utilizado para determinar
permeabilidad. En este método, se supone que cada tamafio poral observado en el espectro
100% saturado con salmuera contiene algo de agua irreductible y no es solamente en los
mas pequerios, como se asume en el método del Umbral T2.

Para implementar el método, el espectro completo se subdivide en Grupos T2

predeterminados de la misma manera que se hizo para caracterizar la porosidad por
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tamarios porales en bandas de color. Cada grupo representa un subconjunto de tamafos
porales y lo caracterizamos por un valor geométrico medio de T2 para cada grupo
(precisamente llamado T2GM_grupo) que es el tiempo que divide el area bajo la curva de
distribucion de T2 de cada grupo representativo en dos areas iguales (analogo a buscar el
centroide de masa). Si tenemos i grupos predefinidos, podemos decir entonces que cada
uno esta representado por T2GMi. Por otra parte, igualando las dos formas fundamentales

para calcular permeabilidad figura 8, obtenemos:

k=a (p4 T%6Mm

E FFI] 2
k=b ¢*C BVI

[ FFI] 2
a @* T2em =b ¢* BVI Ecuacion 2.30

. Ahora si definimos los volumenes de agua irreducible (BVI) y de fluido libre (FFI) como:
FFI = (1-Swi)
BVI = ¢ Sui Ecuacion 2.31
Despejando T2GM y reemplazando 3.27 en 3.26 tenemos:
Toem = b * 1-Syi :_b*[:l_ - 1}
Swi a  Swi Ecuacion 2.32

Y despejando Saturacion de agua irreducible tenemos:
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Swi= 1 Ecuacion 2.33

(o * Togm+ 1)

Asignando a cada grupo de tamarios porales representados por un valor de Tgmi un valor

de (Swi)i se determina la correlacion de acuerdo a la formula genérica como:

(Swi)i=__ 1 Ecuacion 2.34

(o * Toomit+ 1)

Los subindices i indican que cada grupo poral, representado por su tiempo
geométrico medio T2GMi, contribuye con una fraccion (Swi)i al valor total de saturacién
irreductible. Si multiplicamos cada fraccion (Swi)i por la porosidad parcial de cada grupo
@i, tendremos el volumen parcial de agua irreductible (BVIi) = ®di *(Swi)i de cada grupo.
Asi pues, el volumen total de agua irreductible vendrda dado por la suma de todos los
volumenes irreductibles parciales aplicada sobre toda la distribucién de la curva de T2. Esta

suma se denomina Volumen de Agua Irreductible Espectral, expresado como:

1=n

SBVI = E(B VI) =) 4,%(S,),
i=l =1

Ecuacién 2.35
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Este resultado corrobora la hipotesis de que todos los poros contribuyen a la
saturacion de agua irreducible, pero, siendo una funcion decreciente del tamafio poral, los
poros mas pequefios contribuyen mayormente. La constante o es caracteristica de cada roca
y para mayor precision debe calibrarse en el laboratorio RMN. Existen ya valores genéricos
como o = 0.04 para areniscas y a = 0.01 para carbonatos.

En el Laboratorio se mide la saturacién de agua irreductible por métodos
convencionales de petrofisica y también el tiempo T2GMi correspondiente a una serie de
muestras de un reservorio. Si las muestras son tomadas dentro del mismo ambiente
depositacional usualmente exhiben suficiente variacion de T2 para poder determinar con

precision el coeficiente de correlacion e entre agua irreductible y T2 medido de cada roca3.

2.3.13 Estimacion de Permeabilidad con RMN.

La estimacion de permeabilidad con RMN se basa en una combinacion de modelos
y relaciones experimentales y teoricas. Tradicionalmente, los perfiles eléctricos se han
usado para estimar Permeabilidad en cuanto ésta se relaciona con la porosidad y, en
algunos casos, en su relacion con el factor de formacion. Intuitivamente, la correlacion
entre Permeabilidad y Porosidad es clara. Sin embargo, el eslabon faltante para una mejor
estimacion de la Permeabilidad, hasta la llegada de la resonancia magnética moderna, era
aquel factor que asociara la Permeabilidad con la conexion entre los poros.

Esto es fundamental pues puede existir porosidad sin permeabilidad cuando los
poros no estdn conectados. Ejemplos notables son la porosidad secundaria en forma de
microporosidad y las cavidades. El caso contrario de permeabilidad sin porosidad queda
ejemplificado con la existencia de fisuras naturales o inducidas en rocas con muy baja
porosidad intergranular. La experiencia de Laboratorio con inyeccion de mercurio
demuestra que la permeabilidad tiene dimensiones de longitud al cuadrado. Es decir,
micrones al cuadrado equivalen a milidarcies. La medida T2, siendo sensible al radio poral
trae por lo tanto la sensibilidad a la permeabilidad en forma natural. La figura 2.34 ilustra

esta relaciéns.
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La relacidon de T2 con el radio poral La Permeabilidad y el T2

|_ _| PT = 'rporo
— l K — FEW‘O & , 2
5= p LS'J TP E 2" (,Of;f ~= (rpm)z ~ (longitud )
= k= (o1, ]
, e , .. Dimensién T2 Dimension de
Dimensién T2  {—» Dimensién poral af cuadrade Permeabilidad

34Figura 2.34. La relacion de T2 con el radio poral (izquierda) y La Permeabilidad y el T2 (derecha).
[5]

La figura 2.34 “La relacion de T2 con el radio poral” parte izquierda de la figura, ensefia
la relacion que el Laboratorio respalda para una roca saturada con agua. El tiempo T2 es
directamente proporcional al radio del poro. Esto significa que la dimension T2 en
milisegundos es una dimension de longitud. Por lo tanto, como se muestra a la derecha en
la figura “La Permeabilidad y el T2”, el término (pT2)? tiene dimensiones de longitud al
cuadrado. Ahora bien, como la permeabilidad tiene también dimensiones de longitud al
cuadrado, midiendo T2 hemos hallado una conexion con la permeabilidad que es
dimensionalmente correcta y lo Gnico que resta para completar la medida es juntar el factor
de porosidad con el factor de radio poral y aplicar un factor de escala.

Las dos expresiones mas comunmente usadas para permeabilidad varian con la
cuarta potencia de porosidad d4. Esta potencia de @ es algo arbitraria, pero esta
vagamente derivada de la Ley de Archie, la relacion entre permeabilidad y resistividad, y
con un factor
adicional para tener en cuenta que RMN mide el tamafio del cuerpo del poro, no el tamafio
de la garganta poral. En una expresion, el modelo del Fluido Libre (o de Coates), el
parametro de tamafio ingresa implicitamente a través de T2cutoff, que determina la
relacion entre FFI y BVI, siendo FFI el volumen de fluido libre y FFI = @ — BVI de la
ecuacion 2.31. En la otra expresion, el modelo del T2 Medio (o de SDR), el parametro de
tamafio ingresa a través de la media geométrica de los espectros de relajamiento, T2gm. El
uso de estos parametros particulares de tamafios en las expresiones respectivas se basa en

consideraciones empiricas. Se usaron también otras medidas del tamafio. La Figura 40
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ilustra ambos modelos. Ambos modelos concuerdan muy bien con permeabilidades a partir
de datos de laboratorio en muestras 100% saturadas con salmuera. EI modelo del T2
Medio, sin embargo, falla cuando el poro contiene hidrocarburos porque entonces T2gm no

estd exclusivamente controlado por el tamafio poral3.

Modelo de Coates

BVI FFI1

T2

2cutoff

Modelo de SDR j

T2

35Figura 2.35. El modelo de permeabilidad de Coates y EI modelo de permeabilidad SDR. 3]

2.3.13.1 Modelo de permeabilidad del fluido libre o de Coates.
En el modelo de Fluido Libre (0 de Coates) en su forma mas simple, la
permeabilidad k

estd dada por:

C BVI Ecuacién 2.35

Esta variante usa la relacion FFI/BV1 (relacion de lo movible a lo no-movible). La
precision en la permeabilidad depende de qué tan precisa sea la determinacion de FFI/BVI,
gue se obtiene mediante el método de CBVI o SBVI. La ® es la porosidad efectiva
(MPHI) medida con RMN y EI coeficiente C es una variable que depende de los procesos

que crearon la formacion y pueden ser diferentes para cada formacion. La Figura 2.36
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muestra cémo el modelo de Coates se puede calibrar con datos de nucleos en laboratorio
para determinar C.

La experiencia ha demostrado que el modelo de Coates es mas flexible que el
modelo del T2 Medio. Mediante una cuidadosa calibracion de nudcleos, el modelo de
Coates se ha adaptado especialmente para uso exitoso en diferentes formaciones vy
yacimientos. Mientras el BVI no incluya ninguna contribucion de hidrocarburos, no estara
afectado por ninguna fase de liquido adicional tal como el petréleo o filtrados de aceite, lo
cual es muy importante al analizar formaciones que contienen hidrocarburos3.

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

bajos. Petréleos mas pesados, que normalmente tienen cortos valores de T2, pueden ser

computados como BVI, haciendo entonces que la permeabilidad sea subestimada3.
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36Figura 2.36. Método para determinar la constante C en el modelo de permeabilidad de Coates. (3]
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2.3.13.2 Modelo de permeabilidad del T2 geométrico medio o De SDR.
En este método se representa todo el Espectro T2 por un Unico valor, llamado el
Tiempo Geométrico Medio, y que es el tiempo que divide el area bajo la curva en dos areas

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

El modelo del T2 Medio (o de SDR) esta dado por:

k =a¢* T?%em Ecuacion 2.36

En la Ecuacion 2.36, la porosidad efectiva RMN (MPHI) sustituye a @. Como
antes, T2gm es la media geométrica de la distribucion de T2. Como con el modelo de
Coates, el valor a es un coeficiente que depende del tipo de formacién que varia en
areniscas alrededor de 4.5.

La experiencia ha demostrado que el modelo del T2 Medio funciona bien en zonas
que contengan sélo agua. Sin embargo, si hay presentes petréleos o filtrados de aceite, el
T2 Medio estd desviado hacia el T2 de liquido en bruto, y las estimaciones de
permeabilidad resultan erréneas. En zonas de gas no lavadas, los valores del T2 medio son
demasiado bajos con relacién a la zona de gas lavada, y en consecuencia la permeabilidad
resulta subestimada. Como los efectos de los hidrocarburos sobre T2gm no son corregibles,
el modelo del T2 Medio falla para las formaciones que contienen hidrocarburos.

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

representar solamente permeabilidad de matriz3.

2.3.14 Modelo de Porosidad RMN.

La amplitud inicial del tren de ecos de momentos magnéticos RMN, o el area bajo
la curva de distribucion de T2, es proporcional al nimero de protones de hidrégeno
contenidos en los fluidos porales dentro del volumen sensible. Entonces, esta amplitud se

puede calibrar para dar un valor de porosidad. La Figura 2.37 muestra el modelo de
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porosidad RMN para una formacién humectada con agua. La parte superior de la figura es
un modelo volumétrico tipico de la zona virgen, que consiste en matriz y arcilla seca, agua
asociada con la arcilla (MCBW), agua irreductible por capilaridad (BV1), agua movible,
petrdleo, y gas. La parte del medio de la figura es el modelo volumétrico correspondiente
para la zona invadida, que es la zona en que se hacen las mediciones RMN; todos los
elementos del modelo permanecen igual como en la zona virgen excepto que el filtrado de
lodo desplaza ahora parte del agua movible, petroleo, y gas. La parte del fondo de la figura
ilustra la respuesta RMN a los elementos de porosidad. Vale notar que MFFI se aplica a la
misma cantidad que FFI, y que la porosidad efectiva (MPHI) no incluye la contribucion de
parte del agua asociada con porosidad de arcilla y tal vez con otros materiales con poros del
tamarfio de los de la arcilla.

La Figura 2.37, muestra marcadas divisiones entre los elementos de porosidad
asociados con MFFI, BVI, y MCBW. Estas marcadas divisiones en elementos de
porosidad no corresponden necesariamente a marcadas divisiones en los espectros de T2.
Esto ya fue discutido en detalle para BVI. En el caso de arcillas, el agua asociada con
arcillas tiene un rango de tiempos de decaimiento que se puede superponer a los tiempos de
decaimiento para el agua irreductible por capilaridad; entonces, puede no existir una
division tan marcada entre MCBW y BVI en los espectros de T2.

Tanto los minerales de la matriz como la arcilla seca pueden contener atomos de
hidrogeno en forma de grupos hidroxilo (OH). Como los tiempos de relajamiento T1 de
estos nucleos son demasiado largos para ser polarizados por una herramienta de RMN en
movimiento, y sus tiempos de relajamiento T2 son demasiado cortos para ser registrados en
un perfil, el hidrogeno en grupos OH y en el agua de hidratacion es invisible a la
herramienta de RMN Los nucleos de hidrégeno del agua asociada con la arcilla son
absorbidos sobre la superficie de los granos de arcilla. Estos protones de hidrégeno en agua
asociada con la arcilla pueden ser polarizados por la herramienta RMN y pueden ser
registrados siempre que se utilice un TE suficientemente corto. El agua asociada con la
arcilla se mide con una secuencia CPMG, con TE = 0.6 ms y con un tiempo de
polarizacion TW ajustado para recuperacién parcial o total. La medicion produce un
componente de la porosidad Ilamado MCBW agua asociada con la arcilla, que provee una
estimacion del agua asociada con la arcilla. Similarmente, hay protones de hidrogeno en
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agua irreductible por capilaridad y en fluidos movibles, tales como el agua, el filtrado de
lodo, petréleo y gas movibles. Estos protones de hidrégeno se miden utilizando una
secuencia normal CPMG de perfilaje de T2 con TE = 1.2 ms y con TW dispuesto para

polarizacidn total. Esta medicion produce la porosidad efectiva (MPHI).

Modelo volumétrico de la zona virgen
asociada reductibles
n la arcilla - por capitatidad

mnm1m§1 Agua o Agua
;gtam BRI RRRRE asociada | jnedcible

it

Respuesta a la porosidad de MRIL

37Figura 2.37. Modelo de porosidad RMN para una formacién humectada con agua. 3]

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

es preciso una correccién de MPHI.

Tanto la porosidad efectiva MPHI como el agua asociada con la arcilla MCBW
estan afectadas por el tiempo de polarizacion TW. Tanto el petréleo liviano como el gas
tienen tiempos de relajamiento T1 muy largos. Si el tiempo de polarizacion es demasiado
corto, es posible subestimar la porosidad efectiva.
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2.4 Adquisicion

2.4.1 La técnica del espectro diferencial

Esta técnica combina las mediciones con dos tiempos de espera diferentes. Los
tiempos WT cortos polarizan insuficientemente los fluidos de las formaciones, tales como
el gas y el petroleo liviano, que poseen tiempos de incremento y decaimiento largos. Las
mediciones de los fluidos con tiempos de relajacion cortos no son afectadas por los cambios
en el tiempo WT. Las diferencias existentes entre las pasadas secuenciales de adquisicion
de registros identifican la presencia de hidrocarburos livianos, lo cual hace que la técnica
del espectro diferencial sea mas efectiva en los ambientes de gas o condensado. Ademas, se
han desarrollado secuencias de grabacion que registran los datos en una sola pasada. En la

siguiente figura se puede observar la influencia de TW en la distribucion de los fluidos.

TWiargo AMecanismo de contraste del relajamiento del T,

Hidrocarburo

=
Ea ) Agua
o }ﬂ'rrnn
Polarizacion y obtencion de ecos Tiempo (s)
i TWeorto x TWiarge

'[ 1 10 100 1,000 75 (ms) 1 10 100 1.000 7. (ms)
Distribucion T,

38Figura 2.38 Cambio de TW [

2.4.2 La Técnica de Difusion Asistida

Esta explota los cambios producidos en la respuesta del fluido cuando se utilizan
espaciamientos entre ecos, o TE, diferentes. El agua y el petr6leo generalmente poseen
tiempos de relajacion similares cuando las mediciones se obtienen utilizando
espaciamientos TE cortos; sin embargo, el agua a menudo se relaja mas rapido que el
petréleo cuando se utilizan espaciamientos TE mas largos. Para aislar la sefial indicadora de

petréleo, se compara una medicidn con un espaciamiento TE corto con un tren de ecos con
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un espaciamiento TE mas largo, escogido para mejorar las diferencias de difusiéon de los
fluidos presentes en la formacion. La sefial indicadora de agua se reduce con los
espaciamientos TE mas largos, dejando principalmente la sefial indicadora de petroleo. Esta
sensibilidad de la difusion provee una indicacion cualitativa de la presencia de petroleo, si
bien a veces la medicion también puede ser cuantitativa.

Tanto la técnica de espectro diferencial como la de difusion asistida, se basan en las
mediciones tradicionales de los tiempos de relajacion T2 para identificar la presencia de
hidrocarburos. Esto limita los resultados a un aspecto unidimensional de los fluidos, vy el
tipo de fluido sélo puede ser inferido, no cuantificado directamente. Ademas, es necesario
el conocimiento previo de los fluidos previstos para elegir los pardmetros de adquisicion
correctos. La limitacion principal de la relajacion es la dificultad asociada con la
diferenciacion del agua respecto del petréleo. Pero el hecho de que las sefiales indicadoras
de petrdleo y gas se incluyan con la sefial indicadora de agua en la distribucion total,
introduce una dimension explotable en las distribuciones de los tiempos de relajacion. Si se
remueve la contribucion del agua, s6lo queda la sefial indicadora de hidrocarburo. Las
figuras muestra la influencia de TE para poder diferenciar el crudo del agua segln su
difusividad.

Mecanismo de contraste en la difusividad

TEcorto TElargo
- /
=
(=8
E \ A
< y,
| e S
y, 7
4 1”‘ //
Polanzacidon y obtancidn de Acns S / /Tempo (s)
)//’I / £ Z // vv//v
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39Figura 2.39 Cambio de TELF!
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40Figura 2.40 Variacion de la difusion de los fluidos seguin la viscosidad. !

2.4.3 Edicion de la Difusion

Esta técnica es la clave para revelar las propiedades de los fluidos derivadas de los
datos RMN. El gas y el agua poseen velocidades de difusion caracteristicas que pueden ser
calculadas para determinadas condiciones de fondo de pozo. El petréleo posee un rango de
valores de difusion basados en su estructura molecular. Este rango también puede ser
pronosticado utilizando datos empiricos obtenidos de muestras de petréleo muerto.
La medicion de los tiempos T2 provee el volumen total de fluido; ligado y libre. El
agregado de la difusién permite discriminar el tipo de fluido presente. Una presentacion
grafica—el mapa de difusion-T2, o D-T2—despliega estos datos en un espacio 2D formado
por la difusion y la relajacion. La sefal indicadora de agua puede separarse de la de los
hidrocarburos. La intensidad de los componentes en el mapa D-T2, provee las saturaciones
de los fluidos. También pueden generarse mapas utilizando los datos de los tiempos de
relajacion T1.
Esta cuantificacion de la difusion es posible gracias a una nueva técnica de adquisicion, la
edicion de la difusion (DE) que reduce las limitaciones de los métodos previos, tales como
la difusion asistida y el espectro diferencial. La diferenciacion del agua y los hidrocarburos

por sus diferencias de difusividad no s6lo permite el célculo de las saturaciones de los
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fluidos, sino que ayuda a inferir la viscosidad del fluido a partir de la contribucion de T2
del fluido.

2.4.4 Activacion Estandar

Una activacion que permite la adquisicion de tren de ecos CPMG con un TW con el
cual los fluidos de la formacién pueden ser totalmente polarizados, y con un TE con el cual
los efectos de difusion en T2 pueden ser eliminados valores tipicos para esta activacion son
TE=1,2ms, 3 <TW > 6 s y NE=300. Esta activacion es mayormente usada para determinar

la porosidad y permeabilidad efectiva.

2.4.5 Activacion, Total Porosidad
Una activacion que permite adquisicion de dos trenes de ecos CPMG con diferentes
TE vy diferente TW. Un CPMG con TE=0,6 ms y TW= 20ms (solo polarizacion parcial es
lograda) y es usada para cuantificar los poros pequefios, los cuales al menos estan asociados
con el agua no producible de arcilla. El otro eco es adquirido con TE= 0,90 1,2 ms y con
TW lo suficientemente largo, es por eso que la polarizacion total es lograda. Este CPMG es
usada para determinar la porosidad efectiva y la suma de las porosidades nos da la

porosidad total.

2.5. Aplicaciones de RMN

El espectro de T2 en principio esta relacionado a la distribucion de tamafios porales y
en funcion de esta distribucion se obtienen importantes datos como la saturacion de agua
irreducible y la permeabilidad.

Las herramientas de RMN pueden suministrar tres tipos de informacion: cantidades de los
fluidos en la roca, propiedades de estos fluidos, tamarios de los poros que contienen estos

) [6]
fluidos.

2.5.1. Cantidad de Fluido
Ya que la herramienta puede medir directamente la densidad de nucleos de hidrogeno
en fluidos de yacimiento y como la densidad del ndcleo de hidrdgeno presente en el agua es

conocida, los datos capturados por la herramienta se pueden convertir directamente a una
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porosidad aparente llena de agua o haciendo una transformacion a porosidad llena de
hidrocarburos.

2.5.2 Propiedades de RMN de los fluidos de yacimiento.

El agua asociada con la arcilla, el agua irreductible por capilaridad, y el agua movible
ocupan tamafos porales y ubicaciones diferentes. Los fluidos de hidrocarburos difieren de
las salmueras en cuanto al sitio que ocupan en el espacio poral, ocupando usualmente los
poros mas grandes. En la siguiente figura se puede observar como las sefiales de
hidrocarburo y agua pueden solaparse segin la movilidad que posea cada uno. El agua
irreducible se solapa con el crudo pesado y extra pesado y el agua moévil con el crudo

ligero.

Petrdleo
Agua Alquitran  pesado
ligada Agua tagua  +agua Petrleos Petrolen
ala ligada por Petrdleo Petrdleo Petrdleo ligadaa ligada por intermedios liviana
arcilla  capilaridad Agua libre Alquitrdn  pesado intermedio liviano laarcilla capilaridad +agualibre  +agualibre

Punto de —

aul il

Distribuciones de T, para la salmuera Distribuciones de T, para el petroleo Distribucidn Total

Tamaho de los poros Viscosidad y composicion

41Figura 2.41 Efectos del petrdleo sobre las distribuciones de T2.[3]

Los hidrocarburos también difieren entre si y de las salmueras en viscosidad y
difusividad. El perfilaje de RMN utiliza estas diferencias para caracterizar los fluidos en el
espacio poral. La Figura 2.42 indica cualitativamente las propiedades RMN de diferentes
fluidos que se encuentran en los poros de las rocas. En general, los fluidos irreductibles
tienen tiempos T1 y T2 muy cortos, y también difusion lenta (D pequefia) que se debe a la
restriccion del movimiento de las moléculas en poros pequefios. El agua libre exhibe

comunmente valores de T1, T2, y D medianos. Los hidrocarburos, tales como gas natural,
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petréleo liviano, petréleo de viscosidad mediana, y petroleo pesado, también tienen
caracteristicas RMN muy diferentes. El gas natural exhibe tiempos de T1 muy largos pero
tiempos de T2 cortos y un decaimiento por relajamiento de tipo uni-exponencial. Las
caracteristicas RMN de los petroleos son bastante variables y muy dependientes de las
viscosidades de los mismos. Los petréleos livianos son altamente difusivos, tienen tiempos
de T1 y T2 largos, y a menudo exhiben decaimiento uni-exponencial. A medida que la
viscosidad aumenta y la mezcla de hidrocarburos se vuelve méas compleja, la difusion
disminuye, como también disminuyen los tiempos T1y T2, y los eventos van acompafiados
por decaimientos uniexponenciales cada vez mas complejos. En base a las singulares
caracteristicas RMN de las sefiales de los fluidos porales, se han desarrollado aplicaciones

para identificar, y en algunos casos, cuantificar el tipo de hidrocarburo presente.
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|
x
b 18

A SR 20 Rl Aoua imeduc-
..*‘ '5__(..\.';‘ X .7:;,‘_ _:1",: ™ irreduc- tibe por
> o p LR A * PUEETM  caplaridad

-).::.'.v.;"-: \g:::; - 4 ‘::, )S‘:j..‘;:;:- "‘~:'i..';: la arclla
Agua lreductible I Agua movible [ Petrdieo pesado lPetr()!eo Iiviannl Gas
Ty muy corto mediano largo corto largo largo
(dependiente de la viscosidad)
T, muy corto mediano largo corto largo corto
(Dependiente del aspacamionto entre ecos TE, del Coeficiente de difusion D, y del Gradients de Campo G)
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A2Figura 2.42 Los valores cualitativos tipicos de T1, T2,y D. [

2.5.2.1 Identificacion de Hidrocarburos con RMN.

A pesar de la variabilidad de las propiedades RMN de los fluidos, a menudo se
puede predecir la ubicacion de las sefiales de fluidos de diferentes tipos en la distribucion
de T2, o, si hay datos medidos disponibles, se puede identificar. Esta capacidad provee
importante informacion para la interpretacion de datos de RMN y hace que muchas
aplicaciones sean practicas. La Figura 2.43 muestra dos métodos para diferenciar fluidos.

En un método, se utilizan diferentes valores de TW con un mecanismo ponderado segun T1
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para diferenciar hidrocarburos livianos (petroleo liviano, o gas, o ambos) y agua. En el
segundo método, se usan valores diferentes de TE con un mecanismo ponderado segun
difusividad en un campo magnético de gradiente muy bien definido para diferenciar

petréleo viscoso de agua, o gas de liquido.

Long TW

Short T Long TE

1 10 100 1,000 1 10 100 1,000
T_, |mug} T, (ms)

() Dl TW Logaing: T, -Weighted i) Duial TE Logging: D-Weighted
A Water @ Qi dk Cas

43Figura 2.43 Como se diferencian los fluidos. [°!

2.5.2.2 Tamario Poral y Porosidad
La informacion sobre tamafio poral proporcionada por la herramienta de RMN se usa para
calcular la porosidad efectiva. Conceptualmente, los fluidos porales se pueden subdividir en

agua asociada con la arcilla, agua irreductible por capilaridad, agua movible, gas, petréleo

.. . . . . . [6]
liviano, petroleo de viscosidad mediana, y petroleo pesado.

2.5.2.3. Permeabilidad

La estimacion con RMN de la permeabilidad estd basada en modelos tedricos que
muestran que la permeabilidad aumenta con un aumento de la porosidad y con un aumento
en el tamafio poral. Uno de estos modelos es el modelo de fluido libre, 0 modelo de Coates,
se puede aplicar en formaciones que contengan agua y/o hidrocarburos.

2.5.2.4. Propiedades de los Fluidos

Existen caracteristicas especiales que son esenciales conocer de los fluidos, dado

estos estan constituidos por H, que son de donde obtiene toda la informacion de las

herramientas de RMN.
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2.5.2.5. Indice de Hidrogeno (HI)

Representa la concentracion de hidrégeno que se halla en los fluidos, de esta va a
depender el valor de la magnetizacion y de esta la amplitud de la sefial obtenida, es decir, la
porosidad. Las herramientas se calibran para que midiendo en agua el valor de la amplitud

inicial de los trenes de ecos obtenidos sea igual a una porosidad de 1. El indice de

I g . . . (9]
hidrogeno del agua esta fijado en uno y el de los demas fluidos se refiere a este.

Basados en la molécula de agua, se definid la siguiente relacion que expresa la
concentracion de atomos de hidrégenos por unidad de volumen:

HI=pnH/(A*0,111) Ecuacién 2.37

Siendo;

HI: indice de hidrogeno.

p: Densidad en gr/cms.

nH: Numero de hidrogeno en la molécula.

0,111: Constante para que el HI del agua sea igual a 1.
A: Peso molecular.

Una relacion para caracterizar los hidrocarburos es el cociente entre el nimero de
hidrogenos sobre el numero de carbonos de la molécula. Sea R =nH/nC, la relacién nH/A se
puede expresar en funcién de R quedando el indice de hidrégeno para los hidrocarburos
como la ecuacion mostrada a continuacion:

HI=Rp/0,111(12+R) Ecuacion. 2.38

Siendo:
0,111: Constante para referir el HI al agua.
12 = Peso atomico del carbono.
La porosidad obtenida en consecuencia del indice de hidrogeno se debe corregir para

obtener la verdadera porosidad (Ecuacion 2.20). El indice de hidrogeno de los petroleos con

- 3 7 - Ve
densidades entre 0,7 y 0,9 gr/cm es muy préximo a 1, pero tanto los mas pesados como los
mas livianos tienen indices menores que 1. El indice de hidrogeno para aguas saladas

disminuye con la concentracion de sales, tanto el agua dulce como salada disminuyen el Hl

[9]
con la temperatura.
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oVerdadera=pAparente/HI

Donde:

7 : Porosidad verdadera.
verdadera

0 : Porosidad aparente.
aparente

2.5.2.6. Difusién

Ecuacién 2.39

Cuando el campo magnético externo aplicado no es uniforme, sino que tiene cierto

gradiente se genera un decaimiento de los ecos adicional como se ve en la Figura 2.44. La

existencia de gradiente del campo magnético hace que la frecuencia de Larmor cambie

espacialmente también acorde el campo cambia. Esto provoca en la secuencia de pulsos un

defasaje adicional de los H que en su movimiento desordenado se van del lugar donde

fueron excitados cambiando su frecuencia de Larmor, este proceso es llamado difusion y se

presenta mayormente en fluidos de baja viscosidad afectando solamente a T2 y no a Tl, lo

cual se aprovecha en varios modos de adquisicion para la deteccion de hidrocarburos.

02 ’\] i’mill{d]l

L»m

Amplitud

wﬂ’;‘ Campo magnetico uniforme

W

“illl "'I"""fhﬂ
C.J::pomg:l.e‘m:-:nc-:nn . 1-.[ '1_] L -.'Jlliuﬂl‘l

b Aoy
i

fl

|'I

100

Eco Mumero

13{}'

i

-

0

44Figura 2.44 Tren de ecos para campo magnético uniforme y campo magnético con gradiente. 5]

La constante de difusion es un parametro que esta relacionado al movimiento desordenado

de las moléculas de los fluidos que hace que una molécula ubicada en una cierta posicion,
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al cabo de un tiempo t va a encontrarse en otra posicion habiendo recorrido un camino
totalmente aleatorio (Figura 2.45).

45Figura 2.45 Movimiento de una molécula generado por la difusion. (5]

Las constantes de difusion son distintas para el agua y para el petroleo debido
fundamentalmente a las diferencias de viscosidad, esta propiedad es usada para diferenciar
sefiales provenientes de agua de las provenientes de petréleo (Figura 2.46). Para utilizar las
propiedades de difusion en los registros es necesario realizar la medicion en presencia de un
gradiente de campo magnético y realizar dos adquisiciones con distintos tiempos entre ecos
TE.
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46Figura N2 2.46. Grafico de difusion, mostrando cambios de la constante de difusion y T2 para la
[10]
sefial de hidrocarburo y agua.
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2.6. Principio y Funcionamiento de las Iméagenes Resistivas

Las imégenes micro resistivas funcionan como aparatos de resistividad, cuyas
lecturas estan condicionadas a parametros tales como: Litologia de la formacion, tipo de
fluidos en el yacimiento, composicion de lodo, contenido de arcillosidad, invasion en la
zona lavada, etc.

La herramienta posee 6 brazos independientes, cada uno de los cuales contiene una
almohadilla con superficie conductiva (patines) en las cuales se encuentran un conjunto de
electrodos. Al desplegarse los brazos, a consecuencia de su disefio, los patines quedan en
contacto directo contra las paredes del pozo lo cual asegura un Optimo contacto con la

formacion, incluso en pozos desviados.

47Figura 2.47 Imagen resistiva ""STAR"'-. A la derecha detalle de uno de los patines. [12]
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Cada patin posee 24 sensores, resultando un total de 144 mediciones de micro resistividad
con una resolucién vertical y azimutal de 0,2 Pulgadas (Figura 2.47, derecha). Se utiliza
una diferencia constante del voltaje entre el electrodo de vuelta y los patines, para crear una
corriente alterna de baja frecuencia que atraviesa la formacion; mientras que los micro
electrodos simultaneamente registran una medicion de la densidad de la corriente de la

formacion, estas medidas son una funcion de la conductividad de la formacién y del voltaje

aplicado.
b Constanie de voltaje conocido = V
it Corriente medida= I(m)
; Che% Resistividad = kx V/ I(m)
fits
E' V Voliaje
E{ cons tan e
E_ e | Xm) Corxiente
Riaas T 2 metida

48Figura 2.48 Principio medicion de las imagenes resistivas STAR. [12]

Las curvas adquiridas se corrigen por variaciones de velocidad y las lecturas se
orientan con respecto al norte magnético. Luego cada sefial obtenida por sensor, se integra
con la sefal de los 23 botones restantes para generar asi la imagen de cada patin. La imagen
resistiva es presentada por colores claros en formaciones de resistividad alta y colores

oscuros para formaciones de baja resistividad.
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El ancho de la imagen corresponde al despliegue planimétrico de las distintas lecturas
capturadas por los patines en el hoyo en forma circunferencial o eliptica dependiendo de las

condiciones del hoyo.

2.7. Aplicaciones

Las aplicaciones de estos registros son variadas fundamentalmente porque
proporcionan un conjunto de datos orientados de alta resolucion que permiten una
descripcion geolodgica detallada, entre estas se incluyen:

2.7.1. Analisis Estructural

El uso mas comdn de estos registros es en la determinacion del buzamiento
estructural de los estratos (identificacion y visualizacién). Ademas, es empleado en la
clasificacion de los eventos estructurales, determinacion de facturas, fallas locales,
disconformidades, uniconformidades, integracion con sismica. En la identificacion tipos de
fracturas proporciona diferencias entre fracturas naturales o inducidas por la perforacion,
fracturas conductivas vy resistivas, fracturas parcialmente abiertas o parcialmente cerradas.
Ademas, permite la descripcion de la morfologia, analisis de frecuencia, densidad y

extension de las mismas.

Sy bnbdas g,
conpusctam bamds T .

i Poastle mapor g -

Sy BNINW -

49Figura 2.49 Registro de imagenes resistivas mostrando interpretacion y descripcion de
fracturas. [®l
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2.7.2. Analisis Estratigrafico
Permite la identificacion litologica general a través de los contrastes resistivos,

determinacion de textura de rocas (masivas, laminadas, bioturbadas, etc.), definir espesores

[15]
y forma de los estratos.

2.7.3. Analisis Sedimentoldgico

La alta resolucién de las imagenes permite la identificacion de estructuras
sedimentaria (estratificacion cruzada, laminacion horizontal, ripples etc), analisis de
ichnofabricas, estimacion de direccion de paleocorrientes, definicion de litofacies. Estas

interpretaciones deben estar basadas en la integracion nucleo- imagen, integracion de otros

. . . - [15]
registros e informacion geologica loca.

2.7.4. Analisis de Nucleo

Contribuye en la puesta en profundidad, orientacion y cobertura de intervalos de
nacleo no recuperado, ya que son adquiridas durante largos y continuos intervalos donde se
[leva un control preciso de profundidad y orientacion.

2.7.5. Petrofisica

Permite determinar los espesores de arena neta petrolifera, identificar barreras de
flujo, determinar heterogenidades y permeabilidad.

Ayuda en la mejor definicion de los intervalos a tomar muestra, presion, prueba de
fluido etc. Ademas, es empleada en la correlacion de pozos y construccion de cortes
geoldgicos.

Estas imagenes al ser usadas en conjunto con otros registros reducen la
incertidumbre de las interpretaciones; sin embargo, hay que tomar en cuenta que los
registros de imagen no son fotografias, poseen resolucion limitada, estan afectadas por
condiciones del pozo, tipo de lodo y modo de adquisicidon; por lo tanto, no pueden

reemplazar totalmente a los ndcleos.
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CAPITULO III
METODOLOGIA

Procedimiento Metodoldgico

Se disefid un procedimiento metodoldgico que permitiese estructurar de manera
ordenada y consecuente todos los pasos ejecutados en el contexto de la investigacion entre
los cuales se incluye basicamente los siguientes topicos: Recopilaciéon de informacion y de
datos de perfiles de pozos, procesamiento de registro y anélisis de viscosidades de crudos,
como se muestra en la Figura 3.1

Cada secuencia fue desarrollada en principio de forma independiente y luego sus
resultados fueron agrupados e integrados para realizar el andlisis e interpretaciones y
determinar las relaciones que hubiera lugar, permitiendo asi obtener las conclusiones y

recomendaciones pertinentes.
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ESTIMACION DE LA
VISCOSIDAD
UTILIZANDO T2.m CON
HERRAMIENTA DE RMN

RECOPILACION
DE
INFORMACION

BASE DE DATOS

COMPRENCION EVALUACION PROCESAMIENTO VALIDACION CORRELACION DE COMPARACION

DE LARMN DE MODOS DE DE DATOS DE DE PVT LAS ARENAS DE RESULTADOS
ADQUISICION RMN

SELECCION DE
SELECCION DE CALCULO DE CALCULO DE ZONAS

PARAMETROS T2um VISCOSIDAD DE PROSPECTIVA
EN BASE AL HIDROCARBURO
CRUDO EN BASE A PVT 3
PRESENTE ESTIMACION DE
VISCOSIDAD DE
HIDROCARBURO
CON RMN

CARACTERIZA- PROPIEDADES
CION DE LOS PETROFISICA
FLUIDOS

AJUSTE DE
COEFICIENTES DE
ECUACION
EMPIRICA

50Figura N° 3.1 Procedimiento Metodologico.
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3.1 Etapa I: Recopilacion de Informacion

3.1.1. Revision Bibliografica

Esta primera etapa cubrio la revision de recursos bibliograficos accesibles, tales
como textos, trabajos especiales, tesis de grado, revistas, manuales, normas, informes
técnicos y publicaciones en Internet referentes al tema de investigacion, haciendo énfasis en
informaciéon referente a los registros de RMN con el proposito de tener conocimientos
generales del principio de funcionamiento, aplicaciones de la herramientas para la
obtencion de propiedades petrofisicas de la zona y caracterizacion dindmica de los fluidos
presentes, modos de adquisicién e interpretacion de los datos; todo esto con la finalidad de
tener un amplio conocimiento que permita un mejor dominio de los términos,
procedimientos y el area de estudio durante el desarrollo de los objetivos planteados en la

investigacion.

3.1.2. Registros de Pozos (Base de Datos)

Se realizd la revision de todos los pozos perfilados con Resonancia Magnética
Nuclear en el blogue de la empresa mixta Petromonagas, a fin de ubicar los datos
requeridos para el procesamiento de los mismos, como también de los registros basicos
usados en la presente investigacion, los cuales conforman la base de datos del proyecto.

Esta informacion fue obtenida del departamento de estudios integrados de la
empresa y otros fueron solicitados a las empresas de servicios las cuales realizaron estas
corridas. Los datos PVT se obtuvieron de informes realizados y presentados en la empresa
mixta Petromonagas, dando asi una mayor comprension del campo en estudio y el tipo de

fluido a ser analizado.

3.2 Etapa Il: Comprension de la RMN

La ejecucion de esta etapa se basé en estudios realizados en distintos trabajos y
bibliografias, ayudando a comprender conceptos basicos fundamentales para el
entendimiento del funcionamiento de la herramienta de RMN, tales como: campo
magnético, polarizacion, precesion, T1, T2, TE, TW, eco spin, adquisicion, mecanismo de

relajacion.
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3.2.1 Caracterizacion de los fluidos

Como ya es de saber los tiempos de relajacion T1 y T2 son los datos adquiridos de
la herramienta de RMN, los cuales en funcion de la variacion de estos tiempos se van a
poder obtener las propiedades petrofisicas como también caracterizar los fluidos. Dichos

tiempos estan regidos por distintos mecanismos, como lo indican las siguientes ecuaciones:

1 1 1 1
—= + +
1; ];Bl!]k E.S‘:n;fﬁce TZD{ﬁEf.sion Ecuacién 3.1
1L_ 1 1
T Ton T o Ecuacion 3.2
1 1 1

La magnitud de T1 y T2 en los crudo pesado esta fundamentado en el TeuLk pero
para poder diferenciar los fluidos no es una diferencia de magnitud notoria, mas no asi la
difusion, que si nos muestra una diferencia considerable de las magnitudes de T2, esta
difusion es inversamente proporcional a la viscosidad del fluido por sus coefisientes de
difusion y a su vez esta directamente atada a los cambios del tiempo de eco (TE) vy el
gradiente del campo magnetico (G). Como podemos observar el T1 no presenta un
mecanismo de difusion, es por ello que el presente trabajo es basado en los tiempos de
relajacion T2. Estas distribuciones de T2 son bastantes compleja, los que nos lleva a
realizarle un promedio logaritmico (T2.m) a esta distribucion para asi lograr una magnitud
mas simple.

Esta distribucion de T2 puede presentar dificultades por las profundidades de
investigacion de la herramienta, ya que ella pueden ser erroneas debido a la invasion del
lodo y la rugosidad del hoyo, todo estos siendo mejorado con la obtencion de distintas
profundidades de investigacion y un tiempo de eco (TE) lo suficientemente amplio para
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mejorar el ruido ocacionado por la debilidad del campo magnetico a medida que se
aumenta la profundidad.

Siendo todo esto util para determinar las zonas lavada con mejor apreciacion de
crudo y poder estimar la viscosidad del mismo, que es una de las propiedades del crudo
fundamental para poder optimizar la produccion del pozo.

3.2.2 Propiedades petrofisicas

Para el cumplimiento de este objetivo, se tomaron registros convencionales tales
como porosidad, permeabilidad, volumen de arcilla y saturacién de agua irreducible,
previamente realizados y estudiados en la empresa Petromonagas, en los cuales tomaron
muestras de nucleos y fueron estudiadas en laboratorio. Para generar el modelo de volumen
de arcilla utilizaron los registro de rayos gamma (Modelo de Clavier), densidad y neutron,
estos dos ultimos con el proposito de corregir las zonas arcillosas; el Modelo de Clavier

esta representado por la siguiente ecuacion.

VSH_clavier= 1.7 - ¥3.38 - (VSH_lineal+ 0.7)? Ecuacion 3.3

La estimacion del volumen de arcilla a partir de las curvas de densidad y neutron,se

realizaron utilizando la siguiente ecuacion:

VSH_DN= (ON - ®D) Ecuacion 3.4
(PN_SH - ®D_SH)

Donde:

®N: porosidad neutron

®N_SH : porosidad leida de la curva de neutro de las arcillas
®D: porosidad leida de la curva de densidad.}

®D SH: porosidad leida de la curva de densidad de las arcillas
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Para establecer el modelo de arcillosidad que mejor represente las caracteristicas de
los sedimentos de la Formacion Oficina, utilizaron el modelo combinado regido por la

siguiente ecuacion:

VSH=(3*VSH_clavier + 2*VSH_DN)
5

Para generar el modelos de porosidad total (PHIT) se desarrollo utilizando la

combinacion de los perfiles de densidad de la formacion (RHOB) y neutron compensado
(NPHI). La combinacion de estas dos herramientas facilita la estimacion de la porosidad
total tanto en arena limpias como arcillosas. Esta metodologia esta basada en la estimacion
de la porosidad total a partir del grafico cruzado densidad-neutron. Para la estimacién de la
porosidad efectiva (PHIE) se utilizo la correlacion de la arcillosidad de la porosidad total y

esta dada por la siguiente ecuacion:

PHIE = PHIT * (1 - VSH) Ecuacion 3.5

En el caso del modelo de permeabilidad absoluta para las unidades productoras del
miembro Morichal de la Formacion Oficina, utilizando conjuntamente la informacion de
porosidad y permeabilidad absoluta medidas en los tapones de 8 pozos con nucleos y sus
respectivas evaluaciones petrofisicas. Para ello se asigno un valor inicial de 1 a la constante
asociada al efecto de arcillosidad (C3*VSH) y se calculo la permeabilidad absoluta usando

la ecuacion:

KH =10 ((2,64331 + 4,35484 * PHIT) - 1,0 * VSH) Ecuacion 3.6
Para la saturacion de agua irreducible se desarrollo un modelo mediante el analisis
de la informacion de presion capilar medida en los nucleos de los pozos. Se utilizo la

ecuacion:

Swirr = 6,40554 RQI 08444 Ecuacion 3.7
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Con el proposito de hacer una andlisis exhaustivo de las propiedades de las rocas se
realiz6 una descretizacion de la litologia, en donde se clasifico la litologia del miembro
Morichal en 4 tipos de rocas segun su calidad y sus propiedades, los cuales mostraremos en
la siguiente tabla:

1Tabla 3.1 Modelo deTipos de Roca de la Formacion Oficina.l®!

Tipos de Grafico Rango de Valores de Permeabilidad

Calidad de roca

Roca Geolog Horizontal (mD} y VSH (%)
1 E E 6.800 = KH Excelente
2 1.020 = KH < 6.800 Buena
3 _T+T%_ 116 = KH = 1.030 Regular Arcillosa

______ = KH = 0,01 6 28 = Vsh

kS No Yacimiento

__ COAL = 1

3.3 Etapa I11: Evaluacién de los Modos de Adquisicion de Datos de RMN.

Para esta etapa se presto atencion adicional a los siguientes pardmetros usados en
campo: Modo en que se perfilo la herramienta, tiempo de espera (TW), tiempo de eco (TE),
cutoff del agua ligada a las arcillas (CBW), cutoff fluidos irreducibles (MBVI) y cutoff de
fluidos movibles (MBVM), ya que estos son parametros determinantes en la interpretacion
de RMN.

Debido a que un TW largo nos permite polarizar todo el fluido y con variaciones en
los TE, podemos lograr la separacion de los tiempos de difusion del crudo pesado y extra
pesado del agua asociada a las arcillas, ayudando asi a tener una mejor lectura de los
tiempo de T2 de cada fluido. Todo esto apoyado en lecturas de registros convencionales
tales como resistividad, densidad y porosidad neutrdn, para tener con mayor precision las
zonas mas 6ptimas para la lectura. En el siguiente cuadro podemos observar algunos de los

tipos de adquisicion utilizados para el estudio:
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2Tabla 3.2 Adquisicion POZOS 16 Y 71

TRAIN | (mseg) (mseg)
1B

20

w

o
W

B
a5 |
o5 |
—on |

3.3.1 Seleccion de Parametros en Base al Crudo Presente

Estas adquisiciones fueron realizadas por distintas empresas, las cuales utilizaron
distintos tipos de datos y profundidades de investigacion, lo que nos llevo a analizar cada
una de las metodologia y los TE minimos utilizados en cada registro de RMN, llevando
esto a una mejor y mayor lectura del crudo pesado, debido a los bajos tiempos de T2 del
crudo extra pesado. Y asi permitiendo seleccionar las empresas cuya herramienta posea un
TE min menor y una adquisicion a distintas profundidades de investigacion, para lograr

evadir problemas de filtrado de lodo y de rugosidad del hoyo.

3.4 Procesamiento de Datos de RMN

Los datos adquiridos de las empresas de servicio fueron procesados con el programa
GEOLOG PARADIGM, en la figura 3.2 se mostrara las constantes y registros necesarios,
asi como los generados por cada codigo de inversion, todo esto con la finalidad de llegar a
obtener la distribucion de los T2 de la herramienta de RMN y con ello sus promedios

logaritmicos T2Lm.
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NT2 RSC

NECH V TP

NECH V ¢

HI

CMR_PHI_CONV

FIRST_ECHO

LAST ECHO

A 4

SPHASE_MAIN

SPHASE_FPht

h J

A 4

B CONSTANTES NECESARTAS
[ REGISTROS NECESARIOS
M REGISTROS GENERADOS

ECHO AMP TP

ECHO AMP ¢

ECHO NOISE TP

ECHO NOISE C

h

T1:T2

TE TP

TW_TP

TW C

T2 MAX

T2 MIN

T2BIN

k4

h 4

S1Figura 3.2 Cuadro de Parametros de Procesamiento
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T2: Relaxation time transversale

T2 BIN: Number of T2 bins

T1: Relaxation time longitudinale

TE: Time between echo

TE_TP: Echo spacing-TP/main

TE_C: Echo spacing-C/EPM

TW: Wait Time CPMG

TW_TP: Wait time-TP/main

TW_C: Wait time-C/EPM

T1:T2: T1:T2 ratio

NT2_RSC: Regular/short/combined array sizes

LAST_ECHO: Last echo in phase angle calc

FIRST_ECHO: First echo in phase angle calc

NECH_V_TP: Numero de eco main

NECH_V_C: Numero de eco EPM

HI: Hydrogen index

ENG_CONSTANT:Engenering constant

CONSTANTES
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REG_PARAM: Regularization parametrer

INVERSION_TYPE: Hybrid or L1/L2

G: Gradiente
REGISTROS
AMP_DIST: T2 amplitude distribution
T2_DIST_MW
AMP_DIST_SIG: Standard deviation of T2

ampitude distribution

INV_AMP_MC: Calibration amplitude

BO_MC: Calibration BO

FREQ_OP: Operation frequency

CMR_TEMP: Downhole temperatura

ECHO_AMP_X: Echo amplitude imaginary

ECHO_AMP_X_MAIN: Echo amplitude imaginary

main

ECHO_AMP_X_EPM: Echo amplitude imaginary
EPM

ECHO_AMP_R: Echo amplitude real



ECHO_AMP_R_MAIN: Echo amplitude real main

ECHO_NOISE_MAIN: Echo noise_TP/main
ECHO_AMP_R_EPM: Echo amplitude real main

ECHO_NOISE_EPM: Echo noise C/EPM
SPHASE_MAIN: Phase angle-main

ECHO_AMP_TP: Amplitud de eco main
SPHASE_EPM: Phase angle-EPM

ECHO_AMP_C: Amplitud de eco EPM
CMR_PHI_CONV: Porosity conversion factor

3.4.1 Calculo de T2.m

Comuanmente se usan los promedios logaritmicos de T1 y T2 como valores
singulares para representar las distribuciones de T1 y T2 respectivamente, teniendo en
cuenta que normalmente estas constantes y los tamarios de poro se distribuyen en forma
logaritmica normal. Estos valores dependen de la forma que presenta la curva de
distribucion multiexponencial. Corresponden al promedio ponderado de los logaritmos de
T1y T2, empleando como peso para la ponderacion, la amplitud de la curva de distribucién

en cada tiempo, representada por la siguiente ecuacion.

Z(_‘fLOgT.:f Ecuacion 3.8
Logl ,py, = <L0gT2> == P
D¢
i=1

1,

L.2LM

= exp[]()g TL:LM] Ecuacion 3.9

Donde Ci son las amplitudes de los componentes en la distribucién de T2 y N el
numero de bines. En este caso el T2LM representa el centro de la distribucion de los
tiempos de relajacion y puede interpretarse como una medida indirecta del tamafiode poro
predominante.

En la grafica 3.1 se muestra la distribucion de las amplitudes de T2, las cuales se
tomaron para el calculo del T2LM, en ella se puede deducir la presencia de filtrado, el cual
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invadio el area desplazando parte del fluido movil, crudo o agua irreducible, viéndose como

no es filtrado no es polarizado para tiempos tan cortos, por ello sus bajas amplitudes.

T2 ARENA TIPO 1 MORICHAL INFERIOR
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1Grafica 3.1 Sefial de T2 de Arena Tipo 1 pozo 75 Morichal Inferior.

3.5 Etapa V: Validacion de los datos PVT.
Antes de realizar cualquier calculo con los datos de analisis PVT es necesario

comprobar la consistencia y representatividad de los mismo, ya que en muchos de ellos

pueden estar sujetos a errores durante la medicién en alguna de las pruebas de laboratorio.

3.5.1 Representatividad de los datos PVT.

Para evaluar la representatividad se revisaron los siguientes aspectos:

e Presion del yacimiento en el momento del muestreo con la presion de burbuja

obtenida, para corroborar que la Pb < Pyac.

e Que la temperatura a la que se efectuo el analisis corresponda con la temperatura

del yacimiento.

e Que la relacion gas-petrdleo en solucion tomada, estuviera cercana a la RGP

reportada (para muestras combinadas).
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POZO 0312

TLAB=TYAC

En el informe del analisis PVT del pozo CGC0312 se puede observar que todas las pruebas

realizadas fueron hechas a las mismas condiciones de Temperatura del Yacimiento

2. PVT STUuDIES

PDVSA Intevep sampled wellhead fluids (stock tank

.....
I St

TABLE 1. Reservoir fluid composition at126°F

TABLE 2. Pressure- Volume relation ship at 126°F

TABLE 3. Oil Compressibility at 126°F

TABLE 4. Differential Liberation at 126°F : GAS PHASE
TABLE 5 Differential Liberation at 126°F: LIQUID PHASE

Pozo Estabilizado

En las graficas de RGP en funcidon del tiempo se puede apreciar que para la fecha en la cual

fue tomada la muestra la RGP permanece constante, lo cual indica que el yacimiento se

encuentra en estado Subsaturado y la produccidn es estable .

RGP lab = Rsi (relacion gas — petrdleo en solucion original)

Se puede visualizar que la RGP obtenida a través del analisis PVT es representativo del

comportamiento de RGP del yacimiento para la fecha en la cual fue tomada la muestra

Pyac > Pb
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En base al comportamiento inicial de la RGP se puede decir que la Pyac es mayor a la
Presion de Burbuja, por lo cual se encuentra Subsaturado a sus condiciones iniciales, por lo

cual se cumple esta condicion

Preferible Pwf > Pb

En el PVT del Pozo CGC-0312 no se presenta informacion referente a si la muestra fue
tomada cuando la Pwf fuera mayor a la Presion de Burbuja, pero en base al
comportamiento estabilizado que se observa en las graficas de RGP en funcion del Tiempo

se puede asumir que dicha condicion se cumple

3.5.2 Consistencia de los datos PVT.
El proceso de validacion de los datos se realizd en hoja de calculo Excel a través de tres

pruebas: linealidad de la Funcion "Y", balance de masa y prueba de desigualdad.

3.5.2.1 Linealidad de la Funcion ""Y**
Esta prueba tiene como variables la presién de burbujeo y el volumen relativo, fue
realizado para determinar la consistencia de los datos de la prueba de expansion a
composicion constante (CCE por sus siglas en ingles). Mateméaticamente, la funcion "Y"

viene dada por

Y= (Pb-Pi) Ecuacion 3.10
(Pi((V/Vb) -1)
Donde:
Pb= Presién de burbujeo (Lpca)
P= Presion nivel por debajo de Pb (Lpca)
V= Volumen bifasico a P (cm?)
Vb= Volumen a Pb (cm?)

Para realizar esta prueba mediante la hoja de calculo Excel, se creo una tabla en la cual se
reflejaran los datos de presion, Funcion "Y" calculado, para presiones menores a la presion

de burbuja.
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3Tabla 3.3 Linealidad de Funcién Y

PRESION Y=(Pb-Pi)/(Pi((V/Vb) -1
1200 6,3131
1000 5,8411
800 5,4878
600 5,0956
400 4,5571

Luego se grafico la Funcidn "Y" respecto a la presion, y se realiz6 un ajuste lineal

como se muestra en la Grafica 3.1

7

y = 0,0021x + 3,756
6 R2=0.995 /‘/4
5 —
4

——Y

3 ——Linear (Y)
2
1
0

0 200 400 600 800 1000 1200 1400

2Grafica 3.2 de Funcion Y pozo 0312

Cuando se grafica la Funcion "Y" en funcién de la presion y la tendencia no es
lineal, puede significar que la presion de burbuja estd subestimada, sobreestimada o
sencillamente mal estimada, segun la tendencia de la curva. Por otra parte si se observa una
tendencia lineal; se calcula la desviacion relativa entre el valor de Funcion "Y™
experimental y el calculado. La diferencia no debe ser mayor al 5% de lo contrario la

prueba es considerada inconsistente.
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3.5.2.2 Balance de masa
Esta prueba se realizé para determinar si el valor de Rs mostrado en el reporte es

igual al Rs calculado a través de un balance de masa. El porcentaje de error entre ellos no

debe exceder el 5%, de lo contrario la prueba se considera inconsistente y no representativa

de los fluidos en el yacimiento. Para realizar esta prueba en la hoja de calculo Excel se

requiere como datos de entrada los mostrados en la tabla 3.2; todos los datos son extraidos

de la prueba de liberacidn diferencial.

4Tabla 3.4 Balance de masa pozo 0312

Temperatura de la prueba (°F) 126
°API del crudo residual 8
Graveda especifica del crudo residual 1.0143
Volumen del petroleo a 14,7 Ipcay 60 °F 1000
P atm Patm
T.amb Tyac.

Presio Ipca 0 0 185 385 585 785 985 1235
Temperatura °F 60 126 126 126 126 126 126 126
Rsexp(PCN/BN) 0 0 30 49 66 83 103 121

Bo(BY/BN) 1.0231 | 1.0446 1.051 1.0556 | 1.0588 1.062 1.0655

po (gr/cc) 0.9575 | 0.9689 | 0.9696 | 0.9688 0.9682 0.9672
vg 0.6695 | 0.6114 | 0.6041 | 0.6003 | 0.5981 0.596 0
Mo (gr) 1013.34 | 1013.34 | 1018.48 | 1018.31 | 1023.59 | 1025.76 | 1028.22 | 1030.55
Mg (gr) 5.145 | -0.1711 | 5.1959 | 2.2557 2.4630 2.3232
Vg (PCN) 0.2214 | -0.0081 | 0.2478 | 0.1083 0.1186 0.1123
Rs cal(PCN/BN) 35.2026 | 33.9207 | 73.3200 | 90.5328 | 109.3963 | 127.2522
% de error
entreRsexpy 14.77 44.45 9.98 8.32 5.84 491
Rs cal
Resultado No No
cumple | cumple | cumple cumple
cumple | cumple

122




Los calculos se realizaron tomando como base un litro de crudo de tanque a
condiciones normales (14.7 Lpca y 60°F). A continuacion se muestran las ecuaciones para
realizar los calculos de Rs a las diferentes condiciones de presion y temperatura siguiendo
la metodologia descrita por el Ing. German Desmoineaux Gallego ensu manual
"CONSIPVT ".

A 14,7y 60 °F:
Masa de petréleo = mol =y, * p, )gr/ cc *1.000cc
1415 Ecuacion 3.11
"o T35 AP
Masa de gas en solucion = m , =0
Volumen de gas en solucion =V, =0

Relacion gas petroleo en solucton = R | =0

A14,7Ipcay T (temperatura de la prueba):

Masa de petroleo = m_, =m; (no varia)

La masa y volumen de gas en solucion v la relacion gas petroleo en solucion siguen siendo
CE10.

APivT:
. ! = _ : ®
Masa de petroleo = m = p . * B, *1.000, gr
Subindices: d = diferencial
1= nivel de presion 1
Incremento de la masa de gas en solucion entre las presiones P1y Pi-1: Ecuacién 3.13

Ecuacion 3.12

mgr. = mm. - mor._l \CC. £.42)
Volumen de gas en solucion correspondiente a mgi: Ecuacion 3.14
3794 My
V= * ,PCN = 0,02881* (Ec.243)
2896%454.7 7,4 ;/g(h_l
Relacion gas petroleo en solucion a Pi:
Rs; = Rs iy +159*7, . PCN/BN (Ec.2.44)
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3.5.2.3 Prueba de Desigualdad

La finalidad de esta prueba es verificar la consistencia en los cambios de volumenes
de liquido y gas. Los datos PVT para que sean consistentes deben cumplir con la siguiente

restriccion:

opod ORsd
—p (P — Ecuacion 3.15

Para realizar esta prueba en la hoja de calculo Excel se requiere como datos de
entrada los mostrados en la tabla 3.3; de igual manera a la prueba anterior todos los datos
son extraidos de la prueba de liberacion diferencial

5Tabla 3.5 Prueba de desigualdad pozo 0312

PRESION(Ipca) 1235 985 785 585 385 185 0
Bo(BY/BN) 1.0655 1.062 1.0588 1.0556 1.051 1.0446 1.0231
Bg(BY/PCN) 0 0.0027 0.0034 0.0046 0.0071 0.015 0.2007

Rs (PCY/PCN) 121 103 83 66 49 30 0

6 Bo/ 6P 0.000014 | 0.000016 | 0.000016 | 0.000023 | 0.000032 0.00011

Bg*( 6 Rs/ &P) 0.00019 0.00034 0.00039 0.00060 0.0013 0.0325

DESIGUALDAD CUMPLE CUMPLE CUMPLE CUMPLE CUMPLE CUMPLE

3.5.3 Calculo de la Viscosidad de Hidrocarburo en Base a pruebas PVT

Este estudio se le realizé a los pozos (0312, 0314, 0315, 0802), que poseen una
validacion de los andlisis de PVT, la viscosidad capilar de la muestra recombinado
(petroleo crudo en vivo) se midio a tres temperaturas diferentes: La Temperatura de
yacimiento a 126 ° F, 120 ° F y 140 ° F, como una funcién de la presién después de 24
horas, como lo muestra la Grafica 3.1 de viscosidad capilar vs presion. EIl experimento se
inicia desde una presion mayor que la presion del punto de burbuja, para asegurar las

condiciones monoféasicas, manteniendo la temperatura constante. Entonces, la presion se
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reduce por pasos Y la viscosidad se mide a cada presion. Cuando la presion esta por debajo

de la presion de burbuja se crea la capa de gas, se retira del sistema y luego, los restos de la

viscosidad del liquido se mide a esta presion. De ellas se tomaron las curvas de viscosidad

de yacimiento a temperatura de yacimiento, para con esta temperatura y las Ecuaciones

3.16 y 3.17 obtener la presion para con ella entrar en la Grafica 3.1 y de esta manera

interpolando los puntos en la curva correspondiente poder obtener la viscosidad.

P = (TVDSS*0.44) + 43

T = (TVDSS*0.0175) + 80

Ecuacién 3.16

Ecuacién 3.17

Dichas ecuaciones se tomaron de un informe realizado en la empresa Petromonagas,

en el cual se ajustaron los gradiente de presion y temperatura para el campo asignado.

PRESION(PSIA) VISCOSIDAD A 126°F

2000
1800
1600
1400
1200
1000
800
600
400
200

6Tabla 3.6 Viscosidad a distintas temperatuas pozo 0312

2393
2252
2158
2065
2299
2815
3425
4176
5162
6100

VISCOSIDAD A 120 °F

125

3440
3230
3120
3050
3350
4140
5190
6260
7230
8480

VISCOSIDAD A 140 °F
1180
1120
1040
950
1230
1540
1880
2250
2710
3230
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3Grafica 3.3 Calculo de viscosidad del pozo 0312

De igual manera se tomaron estas profundidades de las arenas prospectos tipo 1 y se

les calculo la viscosidad con correlaciones realizadas en el proyecto de magna reserva, para

el calculo de viscosidad del crudo vivo en el bloque Carabobo. Tomando estas dos

viscosidades tanto la hallada con la grafica como la de las correlaciones como dato duro

para luego ser comparadas en el ajuste de viscosidad con la herramienra de RMN, las

ecuaciones empleadas en el proyecto de magna reserva fueron las siguentes:

Presion de Burbuja

{

(Rsb/ Go) ™ 10

_ | 0,00091%T -0.0125%° 4PI)
Pb =16827% l

J-14)

Relacién Gas Petroleo en solucion en el punto de burbuja

. 1/0.83
>
Rsh— [ P/16827+14 5y
10(0.0009 ¥ T +0.0125% API) =

Relacién Gas Petroleo en solucion

r + 0,881
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Ecuacion 3.18

Ecuacion 3.19

Ecuacion 3.20



Viscosidad del crudo muerto

(1.0805 —0.0239 *°API - 0.0022 *T))
-1] Ecuacion 3.21

Hod =110 (10
Viscosidad del crudo para P < Pb

(4.22127+0.08363*°APT - 0.01*T ~0.0049 *Rs +0.00002* 1t )
4 =0.9466[10 0a] .
0 Ecuacion 3.22

Viscosidad del crudo para P > Pb

o= s ( ) y
PD Ecuacion 3.23

m= ( 2,6 % Pl,lST )*exp(—ll.ﬁli—S.QS*l()'i‘PJ Ecuacion 3.24

| (1) Advertencia do seguridad (a3 macsos se han deshabiltado, | Habiita canterida | x
‘ G - f | =1PROMEDIO(C16:D16) .
A 0 I i 3 K v ] [l

c o e G @ (-
Propledades PVT Generadas de Regresiones Validadas Magna Reservas
Introducir datos en ceidas amarillas

1
2

3 |Ensamblada por Rolando Garcia Lugo 100

“ Region Tipo 23106 pbnm % -.’.‘-._.-"'./
5

] de Presién 0.aaippc/pie 40

+ (Intercepto de Presion ﬁ 20

6 ura 0.0176[°F/pie 0

80

Gas en Solucion

- o 10

9 Intercepto Temperatura
10 Prasién (Ippc)
" Datos atos a Usar si tiene datos duros —e-Ra (ponibn) - Ra
12 [Presion Inicial Calc 1064 [ippc i 1064 [ippe - -
13 Temperatura Calc 7 T 21 “F
14 "API Galc 5.6 75 AT 0
15 Rsi Cale f(Prof) pen/bnp. 83 Rsi 00 pen/bnp Viscosidad del Crud
14 [Grav Gas Calc (adim) 0,654 0,588 Yo @D 0.621 aire =1 10000

Peso Molecular Gas (Mg, B e
17 | Ib/ibmol) 17,083 19771 Mg 18,877 b/ mol

1000

Compresibilidad del
18 crudo (10° viv/ippe) 1,543
o 100 . . . .

Deita Min o am a0 o w0

Presion Presion residn {lppc)
20 (Ippe; 50 Ippe 10 —=—Visc osidad el C nido (¢
21 {ppe) tepo} I — —+—Visc osidad del € udo $i
22 Pb (Ippe) 1149 Bob (by/bn) 10709 Job (CPS) 3062 Bob (by/bn)

¥ hotas Reglan Ejemplo ,TASA . Z Calc  Protegd . 9 oo ([ — m

Liste  Moda Filtra

e S PLRLI T I
Imagen 1 Hoja de excel con los calculos
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3.6 Etapa VI: Correlacion de las Arenas.

Debido a que los analisis PVT y los registros de RMN no fueron realizados en los
mismo pozos, se tuvo la necesidad de realizar correlaciones de las arenas de los pozos que
poseen PVT y los que poseen RMN, donde se busco las arenas donde fueron realizados los
andlisis PVT vy asi relacionar la misma arena en los pozos con RMN, y con ello poder
comparar las viscosidades del crudo en dichas arenas y asi ajustar las correlaciones

empiricas.

Las correlaciones realizadas fueron de tipo estratigréaficas y estructural, para ello se
utilizo el programa GEOLOG PARADIGM. Las siguientes figuras 3.3, 3.4 y 3.5 mostraran
el mapa del campo indicando la forma en que se realizo dicha correlacion y los dos tipos de

correlacion.
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54Figura 3.5 Correlacion estratigrafica de los pozos con Analisis PVT y RMN
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3.6.1 Seleccion de Zona Prospectiva

Luego de haber correlacionado las arenas, se procedié a selecionar cuales de estas
arenas de los pozos con RMN que se encuentran en el mismo miembro y parasecuencia en
el cual se realizo el estudio de los analisis PVT poseen una zona propectiva mas limpia,
para de esta manera tener menor interferencia de las agua ligadas a aricillas y de la misma
manera tener una mejor estimacion de la viscosidad del crudo, con valores mas preciso de
la herramienta de RMN.

Para ello se utilizo el programa GEOLOG, en el cual se corrieron registros como
volumen de arcilla, resistividad, densidad y porosidad neutro, ademas de una discretisacion
litologica del tipo de roca, el cual ayudo a determinar los tipos de arenas, como se puede
observar en la figura 3.5. Esta discretisacion de la arena de la empresa Petromonagas fue
tomada de un informe previo, el cual genero un modelo de los tipos de rocas, basandose en
los resultados de las propiedades estimadas del modelo petrofisico (Porosidad, volumen de
arcilla, pemeabilidad) calibrado con la descripcion sedimentoldgica y propiedades de
nucleo, dandonos el rango de valores mostrado en la siguiente tabla ayudandonos esto a la

seleccion de las arenas mas optimas y de mejor calidad para el estudio.

7Tabla 3.7 Rango de valores de las propiedades petrofisica para establecer los tipos de roca de las
arenas del Miembro Morichal

TIPODE | KCORE | KCORE ICR ICR MIN Swirr Swirr CALIDAD
ROCA MAX MIN MAX MAX Min DE ROCA
1 MAX 6800 MAX 140 ) 11 EXCELENTE
2 6800 1030 140 58 11 25 BUENO
3 1030 116 58 20 25 58 REG.
ARCILLOSO
4 116 MIN 20 MIN 58 100 MUY
ARCILLOSO
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55Figura 3.6 Regitros de pozo 16

Como complemento de estos registros tambien se realizaron Histogramas de
Volumen de arcilla, Porosidad efectiva, Permeabilidad y Saturacion de agua irreducible,
como se muestra en la figura 3.6, dandonos valores promedios de estas propiedades para
una mejor interpreciéon. Estos histogramas tambien fueron empleados para determinar la
variacion de los T2 segun el volumen de arcilla, la Swirr y agua ligada a las arcillas en la

estimacion de la viscosidad.
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Histograma de Volumen de Arcilla

Pozo: 16
ParasecuenciaU_MI2
Filtro: Arena tipo 1

Calor HIGHLIGHT

040 A Possible Valugs 232
Mezn 0.04574
Standard Devigtion - 0.01480
T
- o o T ] =] [ @ @ [=]
o a o s 8 a P a a 2

0.4

0.z

a0

Histograma de Porosidad Efectiva
Pozo: 16
ParasecuencialJ_mIZ
Filtro: Arena tipo 1
Color: HIGHLIGHT
018 Fossible Yalues a3z 1
Mea ; 0.31913
018 / Staridary Devietian 001319
014 I 08
012
0.6
010
onos
0.1
0.06
0.04 Loz
0.0z
000 f 0.0
3 g g 8 B 8 g o 2 ] 3
(=] (=] (=] (=] o o (=] (=] (=] (=] (=]

i_‘_’\_ histigrama de kh*

+

Histograma de Permeabilidad
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Histograma de Saturacion de Agua Irreducible
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3.6.2 Estimacion de viscosidad de los Hidrocarburos con la Herramienta de

RMN

Para la estimacion de esta propiedad del crudo se investigaron una serie de trabajo
realizados en crudos pesado y se utilizaron las correlaciones planteadas para la estimacion
de la viscosidad del crudo buscando, cual de ella se ajusta de mejor manera para el caso en
estudio, segln los parametros tomados en consideracion en este trabajo y segun las

propiedades del crudo presente en la faja. Alguna de ella se muestran a continuacion:

n=|_2200+470*TE? T+273 Ecuacion 3.25
2LM - (TE+0.5 298

La Torraca et al. [1999] relaciono la viscosidad y las propiedades de la RM de 12
muestra de crudos pesado del valle de San Joaquin en un rango de de 1000 y 100000 mPa-s
a 28°C. En este mismo trabajo se relaciono la viscosidad y el indice de hidrogeno (HI) de la

siguiente manera:

In(n)=|11+1.1 |- |5.4+0.66*HI Ecuacién 3.26
TE TE
N J J
Y Y
(a) (b)
Donde:
HI = ®MR - ®W Ecuacion 3.27
OT - OW

En otro trabajo realizado en la universidad de Calgary por [Bryan et al., 2005] un

grupo de investigadores tomaron muestras de crudo pesado y bitumen de Canada con un
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rango de temperatura de 25 y 80 °C con viscosidades en un rango de 1 a 3000000 de mPa-s,

donde su correlacion fue la siguiente:

n= 1.15 Ecuacion 3.28
T2LM*RHI**

RHI =_Ao Mw Ecuacién 3.29
Aw Mo

Sun et al. [2007] uso algoritmo del cambio de tiempo para definir el indice de hidrogeno

aparente, estimando la viscosidad de esta manera:

log (n) =a-b Hlapp Ecuacion 3.30
Hlapp =So @ - A® Ecuacion 3.31
So®

Done a y b dependen de la herramienta y el tiempo TE, HI pierde sencibilidad bajo los
1000 mPa-s , esta correlacion deja de ser funcional “para este rango. [Bryan et al. 2005]
tomo 5 diferente herramientas y diferente modos de adquisicion utilizando la siguiente

ecuacion.

n= o Ecuacion 3.32
T2LM*HIP

Debido a que nuestra poblacion de control (herramienta y modo de adquisicion )son

diversos y estos parametros son netamente dependiente de la herramienta, una fluctuacién

minima de § podia influenciar en gran escala la magnitud de la viscosidad.
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Y Sun et al. [2007] en este trabajo tiene la ventaja de que sobre las ecuaciones
previas, ya que utiliza ambos tiempos de relajacion e informacion de amplitud. A baja
viscosidad la media logaritmica de T2 depende fuertemente de la viscosidad, mientras que
el HI es insensible, mientras que a alta viscosidad es inverso HI depende de la viscosidad y
T2 es insensible. La ecuacidn que se planteara a continuacion es menos sensible al cambio,
ya que el exponencial crece menos rapido que la potencia, en comparacion a la ecuacion

anterior, observe la ecuacion para mayor comprension.

n= exp(a) Ecuacion 3.33
T2LM*exp(B*HI)

De todas estas ecuaciones se seleccionaron las ecuaciones que presentaron una
mejor tendencia de la curva de viscosidad esperada, para asi comprar con los resultados
PVT obtenidos.

3.7 Comparacion de Resultados

Todos estos resultados de las ecuaciones anteriormente mostradas fueron analisados
y colocados en una tabla . A ellos se les calculo el error experimental con el fin de
comparar la magnitud de la viscosidad de la herramienta vs la de los datos PVT, ya que
estas mediciones siempre llevan emplicita indeterminaciones,siempre que se mide, por
razones diversas y en general dificiles de evitar, corremos el riesgo de no acertar con el
valor exacto de la magnitud. Unas veces esto debido a la inperfeccion de nuestros
instrumento, o al disefio del proceso de medida. De manera que cuando expresamos el valor
medido de un magnitud debemos siempre hacer una estimacion del grado de confianza con

el que hemos realizado la medida.

Para ello se realizaron tablas e histogramas de los datos obtenidos de la ecuaciones

seleccionadas en el objetivo 3.6.2. y con ellos y las siguientes ecuaciones:

Error Absoluto Ea=p (rmn) - p (pvt) Ecuacion 3.34

Error Relativo  Er =( Ea/ p (pvt) ) * 100 Ecuacion 3.35

137



Con todo esto se logro calcular la desviacion de cada una de las ecuaciones de
viscosidad de RMN, y se observo cual de ellas se ajusto mejor a los datos PVT de la base

de datos de la empreza mixta Petromonagas.
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CAPITULO IV
ANALISIS DE RESULTADOS

4.1 Etapa |: Recopilacion de Informacion

A través de diversa bibliografia se recolecto informacion valiosa, que permitio
generar una buena base teorica, lo cual respalda el desarrollo de esta investigacion.
Obteniendo de esta manera datos de RMN de 10 pozos con registros en la empresa mixta
Petromonagas, en la cual también se encontré analisis PVT de 8 pozos, los cuales

posteriormente se correlacionsron para poder estimar la viscosidad del crudo en el campo.

4.2 Etapa I1: Comprension de la RMN

La herramienta de RMN activa un campo magnético durante un tiempo determinado
donde polariza los protones de hidrogeno de los fluidos presentes en la matriz de la
formacion en direccion del campo magnético, este tiempo al que es expuesto es
denominado T1. Luego de polarizar los protones le es aplicado un campo perpendicular, el
cual toma los protones que posean una frecuencia de presesion igual a la frecuencia del
campo magnético perpendicular aplicado B1. Al dejar de aplicar este campo, los protones
van a presentar un tiempo de relajacion T2 que va a ser el tiempo durante el cual los

protones vuelven a su estado inicial.

4.2.1 Caracterizacion de los fluidos

El solapamiento de la sefial de crudos pesados y extrapesado con respecto a la sefial
del agua ligada a las arcillas y la invasion del filtrado de lodo, nos lleva a reforzar los datos
de la RMN con corridas de registros convencionales, para poder determinar arenas limpias
y evitar grandes espesores de filtrado. En la siguiente figura se puede evidenciar la
complejidad que puede presentar la herramienta por la similitud de los T2 de los distintos

fluidos.
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56Figura 4.1 Presentacion Halliburton

4.2 .2 Propiedades petrofisicas
El modelo petrofisico descrito en el informe realizado en la empresa mixta
Petromonagas, permitié obtener las estimaciones de las siguientes propiedades tanto en

pozos verticales como horizontales, que emplearon para la caracterizacion del yacimiento.

Volumen de Arcilla (VSH)

e Porosidades (PHIE, PHIT)

e Permeabilidad Absoluta componente horizontal y vertical (KH, KV)

e Indice de Calidad de Roca (ICR)

e Tipo de Roca (TR)

e Saturacion de Agua Inicial (Sw)

e Saturacion de Agua Irreducible (Swirr)
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A partir del volumen de arcilla, porosidades, saturacion de agua y permeabilidad,
aplicando los parametros de cortes petrofisicos generaron los sumarios y mapas de
isopropiedad para cada una de las unidades sedimentarias del Miembro Morichal.

En el area de Petromonagas la unidad Morichal Inferior es la que mejores espesores
de arena neta petrolifera presenta, con valores hasta de 307,5 pies. En cuanto a las
propiedades, el promedio ponderado por espesor de la porosidad efectiva para el Miembro
Morichal es de 32,2% vy el promedio de la saturacion de agua entre 14,2 - 22,5% siendo
Morichal Inferior la que presenta menor porcentaje. En la tabla 4.1 se detalla los valores
promedios de Arena Neta Petrolifera (ANP), porosidad efectiva (PHIE), saturacion de agua
total (SW), permeabilidad absoluta componente horizontal (KH), saturacién de agua
irreducible (SWIRR) y volumen de arcilla (VSH) promedio por unidad sedimentaria.

8Tabla 4.1 Promedio de propiedades Petrofisicas por Unidad Sedimentaria [6]

PROMEDIOS DE PROPIEDADES
Unidad ANP PHIE W KH SWIRR VSH
FEET Wiy Wiy 0 Wiy Wiy
MORICHAL SUPERIOR 458 0322 0223 4613 46 0,143 0128
MORICHAL MEDIO 106, 0,320 0,157 476715 0,151 0,109
MORICHAL INFERIOR 1308 0316 014 788,42 0118 0,083

4.3. Etapa I11: Evaluacion de los Modos de Adquisicion de Datos de RMN

La resonancia magnética como método de evaluacién de formacién ha sido aplicada
en muchas aéreas con excelentes resultados, sin embargo, la Faja Petrolifera del Orinoco es
un caso particular, ya que como se menciond anteriormente presenta una superposicion
entre la sefial de petroleo y la del CBW en las mediciones efectuadas. Una de las posibles
causas de dicha superposicion es la arcillosidad en ciertas areas, ya que los tiempos de
relajacion para ambas sefiales (hidrocarburo pesado y agua ligada a las arcillas) suelen ser
similares.

Para combatir la incertidumbre de la superposicion de estas sefiales, se han
desarrollados diversos modos de adquisicion de datos para la Faja Petrolifera del Orinoco,
gue han sido evaluados para determinar cual de ellos representa mejor las condiciones del
area, tras estudios previos se han ideado modos de adquisicién que debe ser empleado en
funcién de la zona que se desea perfilar, sin embargo, es necesario hacer énfasis en cuél

modo de adquisicion se representa petrofisicamente mejor la zona estudiada, para ello se
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realiz6 principalmente una evaluacion petrofisica que permitiera identificar las posibles
variables que influyen en mayor o menor medida en la seleccion del modo de adquisicion
optimo para el bloque asignado a la empresa mixta Petromonagas, y posteriormente evaluar
cada una de estas variables. Las siguientes tablas mostraran los modos de adquisicién

aplicados en cada uno de los pozos.

9Tabla 4.2 Modo de Adquisicion POZOS 16 Y 71
ECHO | TW FREQ
TRAN | i - m

_

oA [ 3a00r | o4 | 750 [ 1]

o8 | 1500 [ 50 | 16 | 1|
____

| 3B | 750 | 70 | u | 1 |

| 3c | 20 | 03 | 33 | 16 |
__
m——---
——-m

__

4500+ __
o8 | 1000 | 15 | 100 | 1|

10Tabla 4.3 Modo de Adquisicién POZO 75 Petromonagas

SHELL NECH
15.23
13.399 5.28

| s | 06 | o002 | 10 | 2235
13.402 17.44
s 6 | 134 | 80 | 1744
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11Tabla 4.4 Modo de Adquisicion POZO 78

Shell NECH | TW(ms) | TE_S(ms)
A 1 11999 ] 13.391

2 12000 | 36 | | 13.391

12000 | 72 | [ 15.226
E 5 [ 8 [12002 [ 120 | [ 15226 |
F 12000 | 19.2 | | 14.725

12Tabla 4.5 Modo de Adquisicion POZO 20

13Tabla 4.6 Modo de Adquisicion POZO 64

14Tabla 4.7 Modo de Adquisicion POZO 72

TE (ms) | TW (ms) NECH HI
(kHz)

1]
|2 |
c | 3 [ 10 | 2 | 06 |  |19.644 |
|4 |
5 |
6|

I e L R

Como se puede observar en estas tablas el método de adquisicién utilizado es el de
espectro diferencial, ya que emplearon variaciones de TW, utilizaron altos tiempos de TW

para poder leer el mayor fluido posible y variando también los TE segun el espectro que se
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desea estudiar, para el caso del crudo pesado y extra pesado es necesario utilizar los TE
mas pequefios posibles, debido a sus bajos tiempos de T2. Siendo de esta manera el
utilizado en los pozos 16 y 71 los de mejor lectura, debido a que dicha herramienta posee
un TEmin de 0.3 e hicieron variaciones de los gradientes y frecuencia, ayudando esto a

investigar a distintas profundidades.

4.3.1 Seleccion de Parametros en Base al Crudo Presente

Como se a mesionado anteriormente, debido a los bajos tiempos de relajacion del
crudo pesado y extrapesado para la adquisicion, es necesaria herramientas que posean un
bajo tiempo de TE, incluso menor al 0.3 ms, para obtener la mayor lectura del crudo ya que
su valor es tan bajo que puede no ser leido o tomado como matriz de formacién. De igual
manera es necesario herramientas con varias profundidades de investigacion ya que es de

gran ayuda para detectar lecturas le lodo, el cual desplaza en ocaciones al crudo movil.

4.4 Etapa IV: Procesamiento de Datos de RMN
Al introducir los datos y Ilamar a las curvas se observa arreglos como el mostrado
en la figura 4.2, el cual es una representacion grafica de la distribucion de los tiempos T2

del pozo 75.

MRILTASP 1

MRILTESP_1 MRIL1.TASP 1 MRIL1.TESP_1 MRIL2 T2DIST 1 safiinaL

57Figura 4.2 Distribucion de T2 del pozo 75
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Debido a que el crudo estudiado es pesado y extrapesado se ve la tendencia del
arreglo a la izquierda, debido a lo mensionado anteriormente, que los valores de T2 del
crudo pesado y extrapesado son muy bajos, al igual que los valores del agua irreducible.

Los pozos 79 y 18 no se le pudo realizar procesamiento de T2, debido a que las
empresas de servicio no suministraron los datos requeridos por ser pozos antiguos. En estos
pozos solo se posee en la empresa mixta Petromonagas distribucion de T1, siendo esto
utilizada para conclusiones posteriores. En los Pozos 16 y 71 de igual manera no se obtuvo

los datos requeridos y solo se posee distribucion TPOR.

4.4.1 Calculo de T2LM
Como se muestra en la figura 4.2, los valores calculados de T2LM representan
valores mas singulares de la distribucion de T2, siendo estos mas faciles para los calculos

de las propiedades.

4.5 Etapa V: Valdidacion de los PVT
4.5.1 Representatividad de los PVT
Una vez concluido la revision de la representatividad de las muestras se obtuvieron

los resultados que se exponen en la Tabla 4.4.

15Tabla 4.8 Verificacion de la representatividad de las condiciones de yacimiento

Muestra(Pozo) Py > Pb Ty =Tlab RGP = RGP (reportado)
Sl NO Sl
Sl NO NO
Sl Sl Sl
Sl Sl Sl
Sl Sl Sl
Sl Sl Sl
Sl Sl NO
NO Sl NO
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Se puede concluir, en base a las condiciones del reservorio que al momento de
tomar las muestras para el PVT en los pozos 0315, 0312, 0314 y 0802 que las mismas son
representativas del yacimiento, ya que fue tomada bajo condiciones Subsaturadas
(Pyac>Pb) y las pruebas en el laboratorio respetaron la premisa de ser realizadas a la

Temperatura del Yacimiento.

4.5.2 Consistencia de los PVT

4.5.2.1 Linealidad de la Funcion Y™

De los resultados obtenidos se puedo notar que el pozo 14 no cumpli6 con el 5% de
diferencia de tendencia lineal, otros pozos como el 15 no se le pudo realizar la prueba, el
pozo 0823 no posee la presion de burbuja, el resto de los pozos 0312, 0314, 0315, 0802 si
presentaron una linealidad con diferencial menor al 5% en la funcion Y como lo muestra la
Grafica4.1. .

Y

51

5 %
4’9 R2=0,9921

4,8 e

4,7 /

4,6

) / ——Y
45 y ——Linear (Y)
4.4 Vs
4,3
4,2 /
4,1 T T .
0 500 1000 1500

SGrafica 4.1 Linealidad de la Funcién Y, Pozo 0314

4.5.2.2 Balance de masa

Los pozos 0312, 0314, 0315 y 0802 se pueden considerar consistente respecto a la
prueba de balance masa, a pesar de que para las primeras presiones no se cumple que el
error sea <10% entre el Rs experimento y Rs calculado como se muestra en la Tabla 4.5,
esto puede ser debido a que en la prueba no se logré una recombinacion exacta del crudo y

su Rs no sea alcanzada, arrastrando asi un pequefio error. El resto de los pozos como
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0817,0823 y 15 no poseen datos de la prueba de liberacion diferencial para poder realizar
esta prueba.

16Tabla 4.9 Verificacion de la prueba de balance de masa Pozo 0314

Temperatura de la prueba (°F) 129
°API del crudo residual 8.6
Graveda especifica del crudo residual 1.015
Volumen del petroleo a 14,7 Ipcay 60 °F 1000

Patm Patm

T.amb Tyac.
Presio Ipca 0 0 185 385 585 785 985 1185 1295
Temperatura °F 60 129 129 129 129 129 129 129 129
Rsexp(PCN/BN) 0 0 15 38 60 79 100 112 121
Bo(BY/BN) 1.0242 | 1.0535 | 1.0603 | 1.0639 | 1.0678 | 1.072 | 1.0769 | 1.0813
po (gr/cc) 0.9609 | 0.958 | 0.9577 | 0.9567 | 0.9556 | 0.9527 | 0.9501
Vg 0.6932 | 0.6492 | 0.6407 | 0.6356 | 0.6323 | 0.6296 | 0.628
Mo (gr) 1009 1009 | 1012.3 | 1015.8 | 1018.9 | 1021.6 | 10244 | 1026 | 1027.3
Mg (gr) 3.3082 | 3.4593 | 3.1296 | 2.6672 | 2.8389 | 1.5594 | 1.3805
Vg (PCN) 0.1375 | 0.1535 | 0.1407 | 0.1208 | 0.1294 | 0.0714 | 0.0633
Rs cal(PCN/BN) 21.861 | 46.27 | 68.645 | 87.868 | 108.44 | 119.78 | 129.85
% de error entre 31.38 17.87 12.59 10.09 7.77 6.5 6.82
Rs exp y Rs cal
Resultado No No No No cumple | cumple | cumple

cumple | cumple | cumple | cumple

4.5.2.3 Prueba de Desigualdad

Los pozos a los cuales se le logro realizar la prueba de desigualdad cumplieron con
la condicion, como se puede mostrar en la Tabla 4.6 y al igual que la prueba anterior los
pozos 0817,0823 y 15 no se le pudo realizar la prueba ya que no poseen datos de la prueba

de liberacion diferencial para poder realizar esta prueba.

147




17Tabla 4.10 Verificacion de la prueba de Desigualdad Pozo 0314

PRESION(Ipca) 0 185 385 585 785 985 1185 1295
Bo(BY/BN) 1.0242 1.0535 1.0603 1.0639 1.0678 1.072 1.0769 1.0813
Bg(BY/PCN) 0.2017 0.0147 0.0072 0.0047 0.0035 0.0028 0.0023 0

Rs (PCY/PCN) 0 15 38 60 79 100 112 121

6 Bo/ &P 1.5E-4 3.4E-5 1.8E-5 1.9E-5 2.1E-5 2.5E-5 4E-5
Bg*( 6 Rs/ 6P) 1.6E-2 1.6E-3 7.9E-4 4.4E-4 3.7E-4 1.7E-4 1.9E-4
DESIGUADAD CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE | CUMPLE

Entre las pruebas de validacion realizadas, las mas significativas en cuanto a

caracterizacion de fluidos de yacimiento son: la funcién Y y balance de masa. En total solo

4 pozos resultaron validos en todas las pruebas realizadas.

4.5.3 Calculo de la Viscosidad de Hidrocarburo en Base a Pruebas PVT

Este calculo de viscosidad se le realizo y graficado a los pozos que aprobaron la

validacién de los PVT, tanto en consistencia como en representatividad. Observando en

ellos un comportamiento similar, segin la Grafica 4.1 y las Tablas 4.7, 4.8 y 4.9 de la

viscosidad respecto la presion a Tyac, en ella se aprecia que cuando la presion esta por

debajo del punto de burbujeo, la viscosidad del crudo comienza a aumentar por la

liberacion de gas.

18Tabla 4.11 Viscosidad a Tyac de los pozos 0312 y 0314

PRESION(PSIA)

2000
1800
1600
1400
1200
1000
800
600

POZO 0312 A 126°F

2393
2252
2158
2065
2299
2815
3425
4176
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1267
1220
1126
1079
1408
1710
2112
2440

POZO 0314 A 129°F




400
200

5162
6100

19Tabla 4.12 Viscosidad a Tyac del pozo 0315

PRESION(PSIA) | POZO 0315 A

127°F
2000 1619
1800 1525
1600 1408
1400 1314
1100 1760
900 2150
700 2630
500 3120
300 3600
200 3950

2820
3300

20Tabla 4.13 Viscosidad a Tyac del pozo 0802

21Tabla 4.14 Viscosidad POZO 71

TVDSS
3394
3394,5
3395
3395,5
3396
3396,5
3397
3397,5
3398
3398,5
3399
3399,5

VISCOSIDAD VISCOSIDAD
CORRELACION PVT
1073,338848 1067,935684
1073,039941 1067,836626
1072,741178 1067,737569
1072,442559 1067,638511
1072,144084 1067,539454
1071,845752 1067,440396
1071,547564 1067,341339
1071,249519 1067,242281
1070,951618 1067,143224
1070,65386 1067,044166
1070,356246 1066,945108
1070,058774 1066,846051
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PRESION(PSIA) POZO 0802 A
127°F
3003 1350
2000 1110
1433 990
1205 940
1100 915
800 1750
450 2520
200 3430
85 4120
15 5160
3423 1056,237042 1062,190348
3423,5 1055,946314 1062,09129
3424 1055,655724 1061,992233
34245 1055,365271 1061,893175
3425 1055,074957 1061,794118
3425,5 1054,78478 1061,69506



3401,5
3402
3402,5
3403
3403,5
3404
3404,5
3405
3406
3406,5
3407
3407,5
3408
3408,5
3409
3409,5
3410
3410,5
3411
3411,5
3412
3414,5
3415
3415,5
3416
3416,5
3417
3417,5
3418
3418,5
3420,5
3421
3421,5
3422

1068,870316
1068,573558
1068,276943
1067,98047
1067,684139
1067,38795
1067,091904
1066,795999
1066,204614
1065,909134
1065,613796
1065,318599
1065,023543
1064,728629
1064,433855
1064,139223
1063,844731
1063,55038
1063,25617
1062,9621
1062,668171
1061,200627
1060,907538
1060,614588
1060,321779
1060,029108
1059,736578
1059,444186
1059,151934
1058,85982
1057,692756
1057,401336
1057,110055
1056,818913

1066,449821
1066,350763
1066,251706
1066,152648
1066,053591
1065,954533
1065,855476
1065,756418
1065,558303
1065,459246
1065,360188
1065,261131
1065,162073
1065,063016
1064,963958
1064,864901
1064,765843
1064,666786
1064,567728
1064,468671
1064,369613
1063,874325
1063,775268
1063,67621
1063,577153
1063,478095
1063,379038
1063,27998
1063,180923
1063,081865
1062,685635
1062,586578
1062,48752
1062,388463
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3422,5 1056,527908 1062,289405

22Tabla 4.15 Viscosidad POZO 16

TVDSS Correlacion PVT 3407,8 1065,73 1065,3 3431,3 1051,43 1060,55
3377,3 1083,41 1071,24 3408,3 1065,44 1065,2 3431,8 1051,14 1060,45
3377,8 1083,10 1071,15 3408,8 1065,14 1065,1 3432,3 1050,85  1060,35
33783  1082,80 1071,05 3409,3 1064,85 1065 34328  1050,56  1060,25
3378,8  1082,49 1070,95 3409,8 1064,55 1064,9 34333  1050,28  1060,15
3379,3  1082,19 1070,85 3410,3 1064,26 1064,81  3433,8  1049,99  1060,05
3379,8 1081,89 1070,75 3410,8 1063,96 1064,71 3434,3 1049,70 1059,95
3380,3  1081,59 1070,65 3411,3 1063,67 1064,61  3434,8  1049,41  1059,85
3380,8 1081,28 1070,55 3411,8 1063,37 1064,51 3435,3 1049,12  1059,75
3381,3  1080,98 1070,45 3412,3 1063,08 1064,41  3435,8  1048,84 105965
3381,8  1080,68 1070,35 3412,8 1062,79 1064,31  3436,3  1048,55  1059,56
3382,3 1080,37 1070,25 3413,3 1062,49 1064,21 3436,8 1048,26  1059,46
3386,8 1077,66 1069,36 3413,8 1062,20 1064,11 3437,3 1047,98  1059,36
3387,3 1077,36 1069,26 3414,3 1061,90 1064,01 3437,8 1047,69  1059,26
3387,8 1077,06 1069,16 3414,8 1061,61 1063,91 3438,3 1047,40  1059,16
3388,3 1076,76 1069,06 3415,3 1061,32 1063,81 3438,8 1047,12  1059,06
3388,8 1076,46 1068,97 3415,8 1061,02 1063,72 3439,3 1046,83 1058,96
3389,3 1076,16 1068,87 3416,3 1060,73 1063,62 3439,8 1046,54 1058,86
3389,8 1075,86 1068,77 3416,8 1060,44 1063,52 3440,3 1046,26  1058,76
3390,3  1075,56 1068,67 3417,3 1060,15 1063,42  3440,8 104597  1058,66
3390,8 1075,26 1068,57 3417,8 1059,85 1063,32 3441,3 1045,69 1058,56
33913  1074,96 1068,47 3418,3 1059,56 1063,22  3441,8 104540  1058,47
3391,8 1074,66 1068,37 3418,8 1059,27 1063,12

33923 107436 1068,27 3419,3 1058,98 1063,02

3392,8 1074,06 1068,17 3419,8 1058,68 1062,92

3393,3 1073,76 1068,07 3420,3 1058,39 1062,82

3393,8 1073,46 1067,98 3420,8 1058,10 1062,73

33943 1073,16 1067,88 3421,3 1057,81 1062,63

3394.8 1072,86 1067,78 3421,8 1057,52 1062,53
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3395,3
3395,8
3396,3
3396,8
3397,3
3397,8
3398,3
3398,8
3399,3
3399,8
3403,3
3403,8
3404,3
3404,8
3405,3
3405,8
3406,3
3406,8

1072,56
1072,26
1071,97
1071,67
1071,37
1071,07
1070,77
1070,48
1070,18
1069,88
1067,80
1067,51
1067,21
1066,91
1066,62
1066,32
1066,03
1065,73

1067,68 3422,3

1067,58 3422,8

1067,48 3423,3

1067,38 3423,8

1067,28  3424,3

1067,18  3424,8

1067,08 3425,3

1066,98 3425,8

1066,89 3426,3

1066,79 3426,8

1066,09  3427,3

1065,99 3427,8

1065,9 3428,3

1065,8 3428,8

1065,7 3429,3

1065,6 3429,8

1065,5 3430,3

1065,4 3430,8

1057,23
1056,94
1056,64
1056,35
1056,06
1055,77
1055,48
1055,19
1054,90
1054,61
1054,32
1054,03
1053,74
1053,45
1053,16
1052,87
1052,58
1052,29

23 Tabla 4.16 Viscosidad POZO 72 MORICHAL INFERIOR
CORRELACION PVT

TVDSS
2.536,7
2.537,2
2.539,2
2.576,2
2.595,7
2.599,2
2.599,7
2.600,2
2.600,7
2.603,2
2.603,7
2.604,2

2341,81
2340,31
2334,30
2226,93
2173,10
2163,63
2162,28
2160,93
2159,59
2152,88
2151,54
2150,20

1338,61
1338,29
1337,01
1313,35
1300,88
1298,64
1298,32
1298
1297,68
1296,09
1295,77
1295,45

2.616,2
2.616,7
2.617,2
2.617,7
2.618,2
2.618,7
2.619,7
2.620,7
2.621,2
2.621,7
2.622,2
2.622,7

152

2118,44
2117,13
2115,83
2114,52
2113,21
211191
2109,30
2106,70
2105,40
2104,10
2102,81
2101,51

1062,43
1062,33
1062,23
1062,13
1062,03
1061,93
1061,83
1061,73
1061,64
1061,54
1061,44
1061,34
1061,24
1061,14
1061,04
1060,94
1060,84

1060,64

1287,77
1287,45
1287,13
1286,81
1286,49
1286,17
1285,54

1284,9
1284,58
1284,26
1283,94
1283,62



2.604,7
2.605,2
2.605,7
2.606,2
2.606,7
2.608,7
2.609,2
2.609,7
2.610,2
2.610,7
2.611,2
2.611,7
2.612,2
2.612,7
2.613,2
2.613,7
2.614,2
2.614,7
2.615,2
2.615,7

MORICHAL
MEDIO

TVDSS
2.361,7
2.362,2
2.362,7
2.363,2
2.369,2
2.369,7
2.370,2
2.370,7

2148,86
2147,53
2146,20
2144,86
2143,53
2138,21
2136,89
2135,56
2134,24
2132,92
2131,60
2130,27
2128,96
2127,64
2126,32
2125,00
2123,69
2122,38
2121,06
2119,75

2413,00

CORRELACION
3111,88
3109,71
3107,53
3105,36
3079,48
3077,34
3075,20
3073,06

1295,13
1294,81
1294,49
1294,17
1293,85
1292,57
1292,25
1291,93
1291,61
1291,29
1290,97
1290,65
1290,33
1290,01
1289,69
1289,37
1289,05
1288,73
1288,41
1288,09

PVT

1946,58
1946,2
1945,83
1945,46
1941
1940,63
1940,25
1939,88

2.623,2
2.623,7
2.624,2
2.624,7
2.625,2
2.625,7
2.640,7
2.641,2
2.641,7
2.642,2
2.642,7
2.643,2
2.643,7
2.653,2

2.383,2
2.383,7
2.384,2
2.384,7
2.385,2
2.385,7
2.386,2
2.386,7
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2100,22
2098,92
2097,63
2096,34
2095,05
2093,76
2055,60
2054,34
2053,09
2051,83
2050,58
2049,33
2048,08
2024,52

3020,26
3018,18
3016,10
3014,01
3011,94
3009,86
3007,78
3005,71

1283,3
1282,98
1282,66
1282,34
1282,02

1281,7
1272,11
1271,79
1271,47
1271,15
1270,83
1270,51
1270,19
1264,11

1930,59
1930,21
1929,84
1929,47

1929,1
1928,73
1928,35
1927,98

2.400,2
2.458,7
2.459,2
2.459,7
2.460,2
2.460,7

2950,50
2727,13
2725,33
2723,53
2721,73
2719,93

1917,94
1874,43
1874,06
1873,69
1873,32
1872,95



2.371,2
2.371,7
2.372,2
2.372,7
2.373,2
2.373,7
2.374,2
2.374,7
2.375,2
2.375,7
2.376,2
2.376,7
2.377,2
2.377,7
2.378,2
2.378,7
2.379,2
2.379,7
2.380,2
2.380,7
2.381,2
2.381,7
2.382,2
2.382,7

MORICHAL
SUPERIOR
TVDSS
2.097,7
2.126,7
2.128,7
2.129,2
2.129,7

3070,92
3068,79
3066,65
3064,52
3062,39
3060,27
3058,14
3056,02
3053,90
3051,78
3049,67
3047,55
3045,44
3043,33
3041,22
3039,12
3037,02
3034,91
3032,82
3030,72
3028,62
3026,53
3024,44
3022,35

2155,50
CORRELACION
4818,72
4596,67
4581,90
4578,22
4574,54

1939,51
1939,14
1938,77

1938,4
1938,02
1937,65
1937,28
1936,91
1936,54
1936,16
1935,79
1935,42
1935,05
1934,68

1934,3
1933,93
1933,56
1933,19
1932,82
1932,45
1932,07

1931,7
1931,33
1930,96

PVT
3692,16
3644,86
3641,59
3640,78

3639,96

2.387,2
2.387,7
2.388,2
2.388,7
2.389,2
2.389,7
2.390,2
2.390,7
2.391,2
2.391,7
2.392,2
2.392,7
2.393,2
2.393,7
2.394,2
2.394,7
2.395,2
2.395,7
2.396,2
2.396,7
2.397,2
2.397,7
2.398,2
2.398,7

2.158,2
2.158,7
2.178,7
2.179,2

2.179,7

154

3003,64
3001,57
2999,51
2997,44
2995,38
2993,32
2991,26
2989,20
2987,15
2985,09
2983,04
2981,00
2978,95
2976,90
2974,86
2972,82
2970,78
2968,75
2966,71
2964,68
2962,65
2960,62
2958,59
2956,57

4371,70
4368,26
4233,67
4230,38

4227,09

1927,61
1927,24
1926,87

1926,5
1926,12
1925,75
1925,38
1925,01
1924,64
1924,26
1923,89
1923,52
1923,15
1922,78
1922,41
1922,03
1921,66
1921,29
1920,92
1920,55
1920,17

1919,8
1919,43
1919,06

3593,47
3592,66
3560,03
3559,21

3558,4



2.132,7
2.133,2
2.139,2
2.139,7
2.140,2
2.140,7
2.142,2
2.142,7
2.143,2
2.143,7
2.144,2
2.144,7
2.145,7
2.146,2
2.146,7
2.147,2
2.147,7
2.150,7
2.151,2
2.151,7
2.152,2
2.152,7
2.153,2
2.155,2
2.155,7
2.157,2
2.157,7

4552,56
4548,91
4505,46
4501,86
4498,27
4494,69
4483,95
4480,38
4476,82
4473,26
4469,70
4466,14
4459,05
4455,51
4451,97
4448,44
4444,91
4423,81
4420,31
4416,81
4413,32
4409,83
4406,34
4392,44
4388,97
4378,60
4375,15

3635,07
3634,25
3624,47
3623,65
3622,83
3622,02
3619,57
3618,76
3617,94
3617,12
3616,31
3615,49
3613,86
3613,05
3612,23
3611,42

3610,6
3605,71
3604,89
3604,07
3603,26
3602,44
3601,63
3598,36
3597,55

3595,1

3594,29

2.180,2
2.183,2

2.183,7

155

4223,81
4204,20

4200,95

3557,58
3552,69

3551,87



24Tabla 4.17 Viscosidad POZO 75 MORICHAL INFERIOR

TVDSS
2525,5
2526
2526,5
2527
2527,5
2529
2529,5
2534
2534,5
2536,5
2537
2540
2540,5
2541
2541,5
2542
2558
2558,5
2559
2559,5
2560
2560,5
2561
2561,5
2562
2562,5
2565
2565,5
2566
2566,5

CORRELACION

2379,37
2377,84
2376,30
2374,77
2373,24
2368,65
2367,12
2353,44
2351,92
2345,88
2344,38
2335,37
2333,87
2332,37
2330,88
2329,39
2282,30
2280,85
2279,41
2277,96
2276,51
2275,07
2273,62
2272,18
2270,74
2269,30
2262,12
2260,69
2259,26
2257,83

1352,02
1351,71

1351,4
1351,09
1350,78
1349,85
1349,54
1346,74
1346,43
1345,18
1344,87
1343,01

1342,7
1342,39
1342,08
1341,77
1331,82
1331,51

1331,2
1330,89
1330,58
1330,27
1329,96
1329,65
1329,34
1329,03
1327,47
1327,16
1326,85

1326,54

2567,5
2568
2568,5
2569
2569,5
2570
2570,5
2571
2571,5
2572
2572,5
2573
2573,5
2574
2574,5
2575
2575,5
2576
2576,5
2577
2577,5
2578
2578,5
2579
2579,5
2580
2580,5
2581
2581,5
2582

2254,98
2253,55
2252,13
2250,70
2249,28
2247,86
2246,44
2245,02
2243,61
2242,19
2240,78
2239,36
2237,95
2236,54
2235,13
2233,72
2232,32
2230,91
2229,50
2228,10
2226,70
2225,30
2223,90
2222,50
2221,10
2219,71
2218,31
2216,92
2215,53
2214,14

156

1325,92
1325,61

1325,3
1324,99
1324,68
1324,36
1324,05
1323,74
1323,43
1323,12
1322,81

1322,5
1322,19
1321,88
1321,57
1321,26
1320,95
1320,64
1320,32
1320,01

1319,7
1319,39
1319,08
1318,77
1318,46
1318,15
1317,84
1317,53
1317,22

1316,91

2583
2583,5
2593,5

2594
2594,5

2599
2599,5

2600
2600,5

2601
2601,5

2211,36
2209,97
2182,48
2181,11
2179,75
2167,56
2166,21
2164,86
2163,51
2162,17
2160,82

1316,29
1315,97
1309,76
1309,45
1309,14
1306,34
1306,03
1305,72
1305,41

1305,1

1304,79



2567

MORICHAL
MEDIO
TVDSS
2360
2376,5
2377
2377,5
2378
2378,5
2379
2379,5
2381
2381,5
2382
2382,5
2383
2383,5
2384
2384,5
2430,5
2431
2431,5
2432
2432,5

2256,40 1326,23 2582,5 2212,75

2390,00
CORRELACION
3119,12
3048,23
3046,12
3044,01
3041,90
3039,79
3037,69
3035,59
3029,29
3027,20
3025,11
3023,02
3020,93
3018,85
3016,76
3014,68
2831,56
2829,65
2827,75
2825,85
2823,96

PVT
1947,81
1935,54
1935,17

1934,8
1934,42
1934,05
1933,68
1933,31
1932,19
1931,82
1931,45
1931,08
1930,71
1930,33
1929,96
1929,59
1895,38
1895,01
1894,63
1894,26

1893,89

157

1316,6



MORICHAL
SUPERIOR
TVDSS
2043
2043,5
2044
2044,5
2045
2045,5
2046
2046,5
2047
2047,5
2048
2048,5
2049
2049,5
2050
2050,5
2051
2051,5
2052
2052,5
2070
2070,5
2071
2081,5
2082
2086
2086,5
2089,5
2090

2139,50

CORRELACION
5275,16
5270,65
5266,15
5261,65
5257,16
5252,68
5248,20
5243,72
5239,26
5234,79
5230,34
5225,88
5221,44
5216,99
5212,56
5208,13
5203,70
5199,28
5194,87
5190,46
5039,44
5035,22
5031,00
4943,60
4939,49
4906,81
4902,74
4878,46
4874,43

PVT

3718,53
3717,62
3716,71
3715,79
3714,88
3713,97
3713,05
3712,14
3711,23
3710,32
3709,4
3708,49
3707,58
3706,66
3705,75
3704,84
3703,92
3703,01
3702,1
3701,19
3669,23
3668,32
3667,4
3648,23
3647,32
3640,01
3639,1
3633,62

3632,71

2091
2092
2092,5
2093
2093,5
2094
2094,5
2095
2095,5
2096

158

4866,38
4858,36
4854,35
4850,35
4846,35
4842,36
4838,37
4834,39
4830,41
4826,43

3630,88
3629,06
3628,15
3627,23
3626,32
3625,41
3624,49
3623,58
3622,67

3621,75



2090,5

4870,40

3631,8

25Tabla 4.18 Viscosidad POZO 20

TVDSS
3491,3
3492,8
3493,3
3493,8
3494,3
3494,8
3495,3
3495,8
3496,3
3496,8
3497,3

CORRELACION
1017,56
1016,74
1016,47
1016,20
1015,93
1015,65
1015,38
1015,11
1014,84
1014,57
1014,30

PVT
1048,66
1048,36
1048,26
1048,16
1048,06
1047,97
1047,87
1047,77
1047,67
1047,57

1047,47
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6Grafica 4.1 Calculo de viscosidad a Tyac de los pozos 0312, 0314, 0315, 0802
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Utilizando la ecuaciones 3.16 y 3.17, aplicando interpolaciones de los puntos segun
sus temperaturas y presiones e ingresando en la grafica anterior se obtuvo los valores de
viscosidad por PVT y utilizando las misma ecuaciones 3,16 , 3,17 y las ecuaciones 3,18 a la
3,24 tambien se obtuvo valores de viscosidad de las correlaciones utilizadas en el informe
de Magna Reserva donde se puede notar que para los pozo 16,71 y 20 las diferencia de los
PVT Y la correlaciones es muy pequefia, pero para los pozos 75 y 72 no fue tan acertado,
esto se presume que fue debido a que en los PVT no se incluyo el gas disuelto en el crudo,
sino que fue calentado a temperatura de yacimiento mas no se incluyo el gas. De igual
manera se aprecio que los pozos mas profundo y con mayor temperatura presentan un
menor viscosidad para una misma presion. Estos valores de viscosidad serdn tomados

posteriormente para el ajuste de las correlaciones empiricas que se utilizaran.

4.6 Etapa VI: Correlacién de las Arenas.

En las siguientes correlaciones estratigraficas y estructurales mostradas en las
figuras 4.3, 4.4, 4.5 y 4.6 nos indican las arenas de los pozos donde se realizo el analisis
PVT, las cuales se correlacionaron con las arena de los pozos con RMN, ayudandonos esto

a poder comparar las estimaciones de viscosidad realizadas.
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4.6.1 Seleccion de Zona Prospectiva.
Segln los registros realizados, se logro seleccionar las arenas mas limpias,

como se mostraran en las proximas figuras:

Carril N° 1: observamos la profundidad, de igual manera una zona sombreada de
verde la cual es relacionada a las arenas con mayor porosidad y permeabilidad (arenas
de tipo 1), determinada de la discritizacion litologica realizado en el carril N° 9.
Carril N° 2: nos muestra el porcentaje de arcilla, mientras mayor sea el area
amarrilla mayor cantidad de arena.

Carril N° 3: muestra la resistividad la cual se presenta en una escala logaritmica y
para el petroleo se establece un limite de 10 ohm, los valores mayores a el son
considerados crudo.

Carril N° 4: aqui encontramos los registros de porosidad y densidad neutrén, este de
igual manera nos ayuda a determinar las arenas que poseen crudo.

Carril N° 5: muestra los registro de permeabilidad

Carril N° 6: muestra los registro de porosidad efectiva y porosidad total

Carril N° 7'y 8: mostrara los arreglos de T2 y registros de T2um Y T2cuTorr.

Carril N° 9: muestra una discretizacion litolégica, mostrando las arenas y los tipos

de arena.

En las siguientes figuras se mostrara los registros de la correlacion (A), en los cuales

se analizaran las arenas.
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Well CG20

umz
F

62Figura 4.7 Pozo 20

Observando la figura 4.7 de los registro del pozo 20 y considerando lo dicho
anteriormente que en el carril numero 1 se resaltara las zonas con arena de tipo 1, se
nota que dicho pozo en esta parasecuencia no presenta espesores de arenas de
excelente calidad,sino una arena tipo 2, por lo tanto podemos decir que estas son
arenas con presencia considerable de arcilla y agua asociada a ella, por lo observado
en los registros de resistividad, densidad y porosidad neutrén de los carriles 3 y 4
respectivamente, en este pozo notamos que no se presentan volumenes considerables
de crudo, llevandonos esto a intuir que las sefiales tomadas por la herramienta de

RMN serian de los volumenes de agua irreducible.
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Well: CG16

63Figura 4.8 Pozo 16
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gHistogramas 4.2 Pozo 71

En las figuras 4.8 y 4.9 de los pozos 71 y 16 se pueden notar espesores

considerables de arena de excelente calidad de tipo 1 y con buenos volimenes de
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crudo como se observa en los histogramas de porosidad efectiva de las figuras 4.10 y
4.11 teniendo unas porosidades superiores al 30%, asi que las lecturas de la
herramienta de RMN serian de mejor calidad, como también se noto en los
histogramas una Swirr menor al 10% de ambos pozo en dichas arenas, con un
promedio de arcilla al rededor del 5% en promedio en ambos pozos, lo que nos dice
una pequefia presencia de agua irreducible y ayudando esto a una lectura de crudo

mas limpia

Well: CHB4

65Figura 4.12 Pozo 64
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10Histogramas 4.4 Pozo 19

En los registros de los pozos 64 y 19 de las figuras 4.12 y 4.13 se presencia

pequefios espesores de arena tipo 1, pero con un buen volumen de crudo entre arenas

tipo 1 y 2 segun lo descrito en los registros de resistividad, densidad y porosidad

neutrdon, pudiéndose evidenciar en los histogramas de las figuras 4.14 y 4.15 con una

porosidad efectiva promedio superior al 30% en estas arenas, con una Swirr y un
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volumen de arcilla menor al 10%, el cual nos puede ser Util para el estudio, ya que la

arena no posee volumenes considerables de arcilla ni agua asociada a ella.

Well: 78
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67Figura 4.14 Pozo 78

realizo el andlisis PVT. Por lo tanto no es til para el estudio de viscosidad.

Este pozo no posee arena en la parasecuencia U_MI2 la cual es donde se

De acuerdo a los registros estudiados de la correlacién (A) las arenas mas

prospectivas para el estudio, son las arenas de los pozos 16, 71, 64 y 19. Para la

correlacion (B) se estudio los pozos 72, 75, 79 que se mostraran en las siguientes

figuras:
Well: CH72
=N ’g
L h §
=

68Figura 4.15 Pozo 72
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11Histogramas 4.5 Pozo 72

En el pozo 72 se le colocaron lineas divisorias de los topes de arena

correspondiente a las arenas de los 3 pozos con analisis PVT de esta correlacién, en la

parte superior a la linea naranja encontramos el morichal superior, siendo este

miembro el correlacionado con el pozo 0312, en el podemos observar en las figuras

4.17 y 4.18 unos pequefios espesores de arena tipo 1 con porosidad efectiva promedio
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de 35% y con buen volumen de crudo como se aprecia en los registros de resistividad,
densidad y porosidad neutron, el cual puede ser tomado para el estudio ya que los
valores de saturacion de agua irreducible y volumen de arcilla son de 9,5% y 5,7%
respectivamente, no perturbando asi los datos de una manera significativa. El
segmento dividido por las lineas azules representan la parasecuencia U_MML la cual
es correspondiente al estudio PVT del pozo 0315, para este pozo no se encontrd
arenas tipo 1 ni volimenes representativos de crudo, por ellos no sera utilizada para el
estudio. Y la zona inferior, debajo de la linea rosada representa a morichal inferior,
arena en la cual se realizo el analisis PVT del pozo 0314, en esta arena si podemos
observar una arena de excelente calidad con un buen volumen de crudo el cual nos

ayudara al estudio de la viscosidad.
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69Figura 4.16 Pozo 75
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12Histogramas 4.6 Pozo 72

El pozo 75, como se observa en las figura 4.19 las arenas correspondiente a

las correlaciones de los pozos 0312 y 0315 no poseen arenas de tipo 1 ni tampoco

posee volumenes de petroleo, por ello no sera considerada para el estudio, en cambio

la arena correspondiente a la correlacion del pozo 0314 como se nota en la figura 4.19
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y 4.20 si posee buenos espesores de arena tipo 1 con una porosidad efectiva promedio
de 35,9%, un volumen de arcilla de 7,2 , Swirr de 8,4% y con buenos voliumenes de

petrdleo, pudiendo ser seleccionada para el estudio de viscosidad.

4.6.2 Estimacion de viscosidad de los Hidrocarburos con la Herramienta

de RMN

Para el caso de la seleccion de la ecuaciones a utilizar, fueron consideradas de
manera teorica ya que por la poca cantidad de pozos con PVT validados y a que los
esposores de las arena no eran tan amplios para obtener una variacion considerable de
temperatura o presion, entonces las tendencia de las curvas no se mostraban
claramente de una manera exponencial o logaritmica deseada como lo mostrado en
las graficas 4.7 y 4.8, aun cuando en algunos pozo se obtuvo el resultado deseado
como los mostrados en las graficas 4.2,4.3,4.4,45, y 4.6. Es por ello que se
seleccionaron de manera teorica de la que se esperaban mejor resultado por la forma
de la ecuacion y por los resultados mostrados en su trabajo. De alli se obtuvo los
resultados mostrados en el siguiente objetivo, en el cual son comparados con los
obtenidos de las interpolaciones con los PVT y las correlaciones anteriormente

mencionadas.
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ECUACION 2 n = a / (T2LM*Hi*B)
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VISCOSIDAD
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4.7 Comparacion de Resultados

A continuacién se presentaran un grupo de tablas vaciada con los datos de

viscosidad de las distintas ecuaciones los cuales se analizaron para determinar la de

mayor ajuste, como también una serie de histogramas de los distintos pozo.

26Tabla 4.19 Viscosidades del pozo 71 Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM [ HI [ a [ b EC1 « | P EC 2 o | B EC3 PVT
log(n)=a-b Hi n=a / (T2LM*HiAB) n =exp(a) /
(T2LM*exp(Hi*B))

16,40 | 0,83 | 14 | 8,5 | 1079,31 | 12000 | 3 1301,04 11,7 | 2,4 1013,98 1067,94
16,40 | 0,83 | 14 | 8,5 | 102655 | 12000 | 3 1273,55 11,7 | 2,4 999,73 1067,84
16,40 | 0,84 | 14 | 85| 967,74 | 12000 | 3 1242,17 11,7 | 2,4 983,21 1067,74
16,91 | 0,84 | 14 | 85 | 944,18 | 12000 | 3 1192,10 11,7 | 2,4 946,80 1067,64
16,91 | 0,83 | 14 | 8,5 | 1008,06 | 12000 | 3 1225,46 11,7 | 2,4 964,46 1067,54
16,91 | 0,82 | 14 | 8,5 | 1139,35 | 12000 | 3 1291,26 11,7 | 2,4 998,39 1067,44
16,91 | 0,81 | 14 | 8,5 | 1273,83 | 12000 | 3 1355,38 11,7 | 2,4 1030,34 1067,34
18,24 | 0,80 | 14 | 8,5 | 1331,58 | 12000 | 3 1281,67 11,7 | 2,4 967,54 1067,24
18,24 | 0,81 | 14 | 85 | 125559 | 12000 | 3 1249,03 11,7 | 2,4 951,62 1067,14
18,24 | 0,82 | 14 | 85 | 1110,82 | 12000 | 3 1184,48 11,7 | 2,4 919,27 1067,04
18,24 | 0,83 | 14 | 8,5 | 1002,57 | 12000 | 3 1133,83 11,7 | 2,4 893,04 1066,95
17,67 | 0,85 | 14 | 85 | 862,50 | 12000 | 3 1098,98 11,7 | 2,4 883,53 1066,85
17,05 | 0,86 | 14 | 85 | 799,22 | 12000 | 3 1103,47 11,7 | 2,4 895,96 1066,45
17,05 | 0,86 | 14 | 85 | 819,33 | 12000 | 3 1114,79 11,7 | 2,4 902,27 1066,35
17,05 | 0,86 | 14 | 85 | 780,41 | 12000 | 3 1092,76 11,7 | 2,4 889,95 1066,25
16,53 | 0,86 | 14 | 8,5 | 790,92 | 12000 | 3 1133,81 11,7 | 2,4 921,82 1066,15
1560 | 0,84 | 14 | 85 | 944,67 | 12000 | 3 1293,22 11,7 | 2,4 1027,03 1066,05
1560 | 0,83 | 14 | 8,5 | 1082,15 | 12000 | 3 1369,85 11,7 | 2,4 1067,20 1065,95
15,60 | 0,83 | 14 | 8,5 | 1053,05 | 12000 | 3 1354,00 11,7 | 2,4 1059,02 1065,86
14,85 | 0,83 | 14 | 85 | 1039,60 | 12000 | 3 1414,63 11,7 | 2,4 1108,48 1065,76
14,42 | 0,81 | 14 | 85 | 121536 | 12000 | 3 1557,23 11,7 | 2,4 1192,38 1065,56
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1442 | 0,80 | 14 | 8,5 1297,95 12000 | 3 1602,62 11,7 | 2,4 1214,72 1065,46

16,01 | 0,78 | 14 | 8,5 1561,94 12000 | 3 1567,88 11,7 | 2,4 1153,09 1065,36
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2000 0
2100 0 Promedio= 1008,90
2200 0
2300 0
2400 0
2500 0
y mayor... 0
Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 71:
Ea (Ec 1) = 1097,8 — 1064,85 = 32,95
Er (Ec 1) = (32,95/1064,85) * 100 = 3,09 %
Ea (Ec 2) = 1489,74 — 1064,85 = 424,89
Er (Ec 2) = (424,89 / 1064,85) * 100 = 39,9 %
Ea (Ec 3) = | 1008,9 — 1064,85 | = 55,95
Er (Ec 3) = (55,95 / 1064,85) * 100 = 5,25 %
Para el caso del pozo 71 que es un pozo de morichal inferior y arena tipo 1 se
puede observar que la ecuacion 1 es la que mejor se ajusta al resultado real que es el
promedio de los PVT con un Er de 3,09% y la moda en 1100 al igual que en caso del
PVT.
Para el pozo se 16 se realizo el mismo proceso, vaciando sus datos en la
siguiente tabla:
27Tabla 4.20 Viscosidades del pozo 16 Ecuaciones 1,2,3y PVT
T2LM | HI a b EC1 a ] EC2 o B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a /(T2LM*Hi"g) n =exp(a) /
(T2LM*exp(Hi*B))
12,47 | 0,95 | 14 | 7,3 | 1140,81 | 12000 | 3 1109,94 11,7 | 2,4 980,58 1071,24
12,47 | 0,96 | 14 | 7,3 | 1099,87 | 12000 | 3 1092,64 11,7 | 2,4 968,87 1071,15
12,47 | 0,96 | 14 | 7,3 | 1096,76 | 12000 | 3 1091,31 11,7 | 2,4 967,97 1071,05
15,48 | 0,96 | 14 | 7,3 | 1079,18 | 12000 | 3 873,30 11,7 | 2,4 775,84 1070,95
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15,48 | 0,9 | 14 | 7,3 1055,38 12000 | 3 865,02 11,7 | 2,4 770,17 1070,85
15,48 | 0,97 | 14 | 7,3 1036,62 12000 | 3 858,44 11,7 | 2,4 765,64 1070,75
15,48 | 0,97 | 14 | 7,3 1024,10 12000 | 3 854,02 11,7 | 2,4 762,59 1070,65
16,15 | 0,97 | 14 | 7,3 1042,50 12000 | 3 824,71 11,7 | 2,4 735,15 1070,55
16,15 | 0,96 | 14 | 7,3 1079,96 12000 | 3 837,22 11,7 | 2,4 743,73 1070,45
16,15 | 0,97 | 14 | 7,3 1037,59 12000 | 3 823,05 11,7 | 2,4 734,01 1070,35
16,15 | 0,98 | 14 | 7,3 907,55 12000 | 3 777,91 11,7 | 2,4 702,40 1070,25
1297 | 0,95 | 14 | 7,3 1128,58 12000 | 3 1062,07 11,7 | 2,4 939,33 1069,36
12,97 | 0,97 | 14 | 7,3 1027,05 12000 | 3 1020,13 11,7 | 2,4 910,66 1069,26
12,97 | 0,99 | 14 | 7,3 902,72 12000 | 3 966,22 11,7 | 2,4 872,83 1069,16
12,97 | 0,99 | 14 | 7,3 884,52 12000 | 3 958,06 11,7 | 2,4 867,01 1069,06
14,28 | 0,98 | 14 | 7,3 907,28 12000 | 3 879,69 11,7 | 2,4 794,31 1068,97
14,28 | 0,98 | 14 | 7,3 936,43 12000 | 3 891,40 11,7 | 2,4 802,62 1068,87
14,28 | 0,98 | 14 | 7,3 973,75 12000 | 3 906,16 11,7 | 2,4 813,00 1068,77
14,28 | 0,97 | 14 | 7,3 1017,65 12000 | 3 923,21 11,7 | 2,4 824,87 1068,67
15,58 | 0,97 | 14 | 7,3 1023,73 12000 | 3 848,20 11,7 | 2,4 757,42 1068,57
15,58 | 0,97 | 14 | 7,3 991,45 12000 | 3 836,78 11,7 | 2,4 749,48 1068,47
15,58 | 0,97 | 14 | 7,3 988,52 12000 | 3 835,73 11,7 | 2,4 748,75 1068,37
15,58 | 0,97 | 14 | 7,3 1038,05 12000 | 3 853,23 11,7 | 2,4 760,89 1068,27
15,04 | 0,9 | 14 | 7,3 1120,75 12000 | 3 913,55 11,7 | 2,4 808,53 1068,17
15,04 | 0,95 | 14 | 7,3 1140,66 12000 | 3 920,50 11,7 | 2,4 813,23 1068,07
15,04 | 0,9 | 14 | 7,3 1068,18 12000 | 3 894,93 11,7 | 2,4 795,86 1067,98
15,04 | 0,97 | 14 | 7,3 1005,69 12000 | 3 872,29 11,7 | 2,4 780,24 1067,88
13,78 | 0,98 | 14 | 7,3 961,00 12000 | 3 933,52 11,7 | 2,4 838,56 1067,78
13,78 | 0,98 | 14 | 7,3 931,59 12000 | 3 921,42 11,7 | 2,4 830,03 1067,68
13,78 | 0,99 | 14 | 7,3 901,66 12000 | 3 908,93 11,7 | 2,4 821,17 1067,58
13,78 | 0,98 | 14 | 7,3 948,77 12000 | 3 928,51 11,7 | 2,4 835,04 1067,48
13,76 | 0,98 | 14 | 7,3 969,61 12000 | 3 938,76 11,7 | 2,4 842,58 1067,38
13,76 | 0,98 | 14 | 7,3 910,20 12000 | 3 914,20 11,7 | 2,4 825,24 1067,28
13,76 | 0,99 | 14 | 7,3 847,28 12000 | 3 887,40 11,7 | 2,4 806,03 1067,18
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13,76 | 0,98 | 14 | 7,3 908,24 12000 | 3 913,38 11,7 | 2,4 824,66 1067,08
13,92 | 09 | 14 | 7,3 1063,50 12000 | 3 965,00 11,7 | 2,4 858,55 1066,98
1392 | 0,9 | 14 | 7,3 1134,34 12000 | 3 992,05 11,7 | 2,4 876,94 1066,89
13,92 | 0,97 | 14 | 7,3 1020,96 12000 | 3 948,39 11,7 | 2,4 847,10 1066,79
14,07 | 1,00 | 14 | 7,3 839,16 12000 | 3 864,15 11,7 | 2,4 785,56 1066,09
14,07 | 0,98 | 14 | 7,3 925,51 12000 | 3 900,06 11,7 | 2,4 811,27 1065,99
14,07 | 0,97 | 14 | 7,3 979,57 12000 | 3 921,78 11,7 | 2,4 826,55 1065,90
14,11 | 0,97 | 14 | 7,3 1001,22 12000 | 3 927,87 11,7 | 2,4 830,31 1065,80
14,11 | 0,97 | 14 | 7,3 1013,55 12000 | 3 932,69 11,7 | 2,4 833,66 1065,70
14,11 | 0,97 | 14 | 7,3 1013,17 12000 | 3 932,54 11,7 | 2,4 833,56 1065,60
14,11 | 0,97 | 14 | 7,3 1039,62 12000 | 3 942,80 11,7 | 2,4 840,65 1065,50
13,61 | 0,9 | 14 | 7,3 1120,83 12000 | 3 1009,77 11,7 | 2,4 893,69 1065,40
13,61 | 0,95 | 14 | 7,3 1174,63 12000 | 3 1030,39 11,7 | 2,4 907,57 1065,30
13,61 | 0,96 | 14 | 7,3 1083,58 12000 | 3 995,24 11,7 | 2,4 883,81 1065,20
13,61 | 0,97 | 14 | 7,3 1016,18 12000 | 3 968,38 11,7 | 2,4 865,35 1065,10
13,36 | 0,97 | 14 | 7,3 1031,75 12000 | 3 992,47 11,7 | 2,4 885,59 1065,00
13,36 | 0,97 | 14 | 7,3 1012,43 12000 | 3 984,54 11,7 | 2,4 880,10 1064,90
13,36 | 0,97 | 14 | 7,3 997,46 12000 | 3 978,36 11,7 | 2,4 875,80 1064,81
13,36 | 0,96 | 14 | 7,3 1058,07 12000 | 3 1003,17 11,7 | 2,4 892,95 1064,71
1291 | 09 | 14 | 7,3 1110,50 12000 | 3 1059,89 11,7 | 2,4 938,93 1064,61
1291 | 0,97 | 14 | 7,3 1020,65 12000 | 3 1022,41 11,7 | 2,4 913,25 1064,51
1291 | 0,99 | 14 | 7,3 903,23 12000 | 3 971,18 11,7 | 2,4 877,28 1064,41
1291 | 0,99 | 14 | 7,3 888,22 12000 | 3 964,43 11,7 | 2,4 872,46 1064,31
12,69 | 098 | 14 | 7,3 949,12 12000 | 3 1008,41 11,7 | 2,4 906,87 1064,21
12,69 | 0,97 | 14 | 7,3 1011,34 12000 | 3 1035,78 11,7 | 2,4 925,99 1064,11
12,69 | 0,97 | 14 | 7,3 1026,26 12000 | 3 1042,23 11,7 | 2,4 930,46 1064,01
12,69 | 09 | 14 | 7,3 1057,74 12000 | 3 1055,72 11,7 | 2,4 939,75 1063,91
12,14 | 0,96 | 14 | 7,3 1082,67 12000 | 3 1114,88 11,7 | 2,4 990,15 1063,81
12,14 | 0,96 | 14 | 7,3 1106,22 12000 | 3 1125,21 11,7 | 2,4 997,18 1063,72
12,14 | 0,96 | 14 | 7,3 1122,85 12000 | 3 1132,45 11,7 | 2,4 1002,08 1063,62
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12,14 | 0,9 | 14 | 7,3 1090,90 12000 | 3 1118,50 11,7 | 2,4 992,62 1063,52
11,43 | 0,97 | 14 | 7,3 1040,24 12000 | 3 1164,03 11,7 | 2,4 1037,85 1063,42
11,43 | 0,97 | 14 | 7,3 1024,73 12000 | 3 1156,63 11,7 | 2,4 1032,74 1063,32
11,43 | 0,97 | 14 | 7,3 1045,43 12000 | 3 1166,50 11,7 | 2,4 1039,55 1063,22
11,43 | 0,9 | 14 | 7,3 1051,97 12000 | 3 1169,60 11,7 | 2,4 1041,68 1063,12
11,03 | 0,9 | 14 | 7,3 1060,80 12000 | 3 1216,21 11,7 | 2,4 1082,31 1063,02
11,03 | 0,9 | 14 | 7,3 1105,86 12000 | 3 1238,05 11,7 | 2,4 1097,22 1062,92
11,03 | 0,9 | 14 | 7,3 1073,00 12000 | 3 1222,17 11,7 | 2,4 1086,39 1062,82
11,03 | 0,98 | 14 | 7,3 961,11 12000 | 3 1166,42 11,7 | 2,4 1047,76 1062,73
11,03 | 0,99 | 14 | 7,3 881,61 12000 | 3 1125,06 11,7 | 2,4 1018,44 1062,63
10,51 | 0,97 | 14 | 7,3 990,24 12000 | 3 1240,30 11,7 | 2,4 1111,04 1062,53
10,51 | 0,9 | 14 | 7,3 1062,82 12000 | 3 1278,10 11,7 | 2,4 1137,18 1062,43
10,51 | 0,9 | 14 | 7,3 1063,70 12000 | 3 1278,56 11,7 | 2,4 1137,49 1062,33
10,51 | 0,97 | 14 | 7,3 1046,94 12000 | 3 1269,93 11,7 | 2,4 1131,56 1062,23
9,59 097 | 14 | 7,3 1044,30 12000 | 3 1389,93 11,7 | 2,4 1238,79 1062,13
9,59 097 | 14 | 7,3 1001,74 12000 | 3 1365,60 11,7 | 2,4 1221,96 1062,03
9,59 098 | 14 | 7,3 918,21 12000 | 3 1316,51 11,7 | 2,4 1187,48 1061,93
9,59 09 | 14 | 7,3 884,24 12000 | 3 1295,98 11,7 | 2,4 1172,85 1061,83
9,08 098 | 14 | 7,3 958,62 12000 | 3 1416,47 11,7 | 2,4 1272,68 1061,73
9,08 09 | 14 | 7,3 1065,26 12000 | 3 1481,20 11,7 | 2,4 1317,59 1061,64
9,08 09 | 14 | 7,3 1095,10 12000 | 3 1498,81 11,7 | 2,4 1329,61 1061,54
9,08 097 | 14 | 7,3 1045,69 12000 | 3 1469,54 11,7 | 2,4 1309,58 1061,44
9,30 097 | 14 | 7,3 1002,95 12000 | 3 1408,11 11,7 | 2,4 1259,85 1061,34
9,30 097 | 14 | 7,3 986,45 12000 | 3 1398,27 11,7 | 2,4 1253,00 1061,24
9,30 098 | 14 | 7,3 974,19 12000 | 3 1390,92 11,7 | 2,4 1247,86 1061,14
9,30 097 | 14 | 7,3 1007,67 12000 | 3 1410,91 11,7 | 2,4 1261,80 1061,04
10,44 | 0,97 | 14 | 7,3 1043,21 12000 | 3 1275,52 11,7 | 2,4 1136,93 1060,94
10,44 | 0,96 | 14 | 7,3 1090,13 12000 | 3 1299,70 11,7 | 2,4 1153,50 1060,84
10,44 | 0,95 | 14 | 7,3 1128,70 12000 | 3 1319,24 11,7 | 2,4 1166,76 1060,74
10,44 | 0,95 | 14 | 7,3 1130,97 12000 | 3 1320,38 11,7 | 2,4 1167,53 1060,65
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11,62 | 0,9 | 14 | 7,3 1099,42 12000 | 3 1172,93 11,7 | 2,4 1040,11 1060,55
11,62 | 0,9 | 14 | 7,3 1071,47 12000 | 3 1160,07 11,7 | 2,4 1031,34 1060,45
11,62 | 0,9 | 14 | 7,3 1064,34 12000 | 3 1156,77 11,7 | 2,4 1029,08 1060,35
11,62 | 0,9 | 14 | 7,3 1094,30 12000 | 3 1170,58 11,7 | 2,4 1038,51 1060,25
11,25 | 0,9 | 14 | 7,3 1112,58 12000 | 3 1216,96 11,7 | 2,4 1077,87 1060,15
11,25 | 0,9 | 14 | 7,3 1104,22 12000 | 3 1213,03 11,7 | 2,4 1075,20 1060,05
11,25 | 0,9 | 14 | 7,3 1071,24 12000 | 3 1197,38 11,7 | 2,4 1064,53 1059,95
11,25 | 0,97 | 14 | 7,3 1041,55 12000 | 3 1183,12 11,7 | 2,4 1054,74 1059,85
10,41 | 0,97 | 14 | 7,3 1008,40 12000 | 3 1262,09 11,7 | 2,4 1128,62 1059,75
10,41 | 0,97 | 14 | 7,3 985,01 12000 | 3 1249,62 11,7 | 2,4 1119,95 1059,65
10,41 | 0,97 | 14 | 7,3 975,16 12000 | 3 1244,34 11,7 | 2,4 1116,26 1059,56
10,41 | 0,97 | 14 | 7,3 994,68 12000 | 3 1254,79 11,7 | 2,4 1123,55 1059,46
9,88 097 | 14 | 7,3 1003,30 12000 | 3 1326,63 11,7 | 2,4 1186,91 1059,36
9,88 097 | 14 | 7,3 1011,61 12000 | 3 1331,27 11,7 | 2,4 1190,13 1059,26
9,88 097 | 14 | 7,3 1022,08 12000 | 3 1337,09 11,7 | 2,4 1194,17 1059,16
9,88 097 | 14 | 7,3 1031,38 12000 | 3 1342,24 11,7 | 2,4 1197,73 1059,06
9,91 097 | 14 | 7,3 1032,62 12000 | 3 1339,12 11,7 | 2,4 1194,80 1058,96
9,91 097 | 14 | 7,3 1041,63 12000 | 3 1344,07 11,7 | 2,4 1198,22 1058,86
9,91 097 | 14 | 7,3 1044,05 12000 | 3 1345,40 11,7 | 2,4 1199,13 1058,76
9,91 097 | 14 | 7,3 1013,71 12000 | 3 1328,66 11,7 | 2,4 1187,56 1058,66
11,92 | 0,97 | 14 | 7,3 1008,23 12000 | 3 1101,15 11,7 | 2,4 984,73 1058,56
11,92 | 0,95 | 14 | 7,3 1158,79 12000 | 3 1168,69 11,7 | 2,4 1030,83 1058,47

1024,18 1095,44 978 1064,43
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 16:
Ea (Ec 1) =| 1024,18 — 1064,43| = 40,25
Er (Ec 1) = (40,25 / 1064,43) * 100 = 3,78 %
Ea (Ec 2) = 1095,44 — 1064,43 = 31,01
Er (Ec 2) = (31,01 /1064,43) * 100=2,9 %
Ea (Ec 3) = | 978 — 1064,43 | = 86,43
Er (Ec 3) = (86,43 / 1064,43) * 100 = 8,11 %

192



En el caso del pozo 16 se ve que los errores son bastante bajo, y el ajuste de

las ecuaciones es bastante certero, pero si observamos el histograma de la ecuacion 1

se ve que la moda es mas certero o cercano al promedio de los valores de viscosidad

del PVT. Y asi se considera que los resultados de la ecuacién 1 se aproximan mas a la

realidad.

Estos 2 pozos se les realizo el estudio con una misma herramienta, poseen una

arena tipo 1 en morichal inferior y un mismo modo de adquisicion, pero para el caso

de los pozos 75 y 78 utiizaron otra herramienta de estudio y otro método de

adquisicién, la cual arrojo los siguientes datos mostrados en la préximas tablas.

28Tabla 4.21 Viscosidades del pozo 75 yacimiento Morichal Superior Arena tipo 2 Ecuaciones

1,23y PVT
T2LM | HI a b EC1 o B EC2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n=exp(a) /
(T2LM*HirB) (T2LM*exp(Hi*B))

2,71 | 0,87 | 13,2 | 55 4849,09 12900 | 3,5 13,5 41 5252,67
2,86 099 | 13,2 | 55 12900 | 3,5 | 4.753,68 13,5 41 4489,67 5248,19
3,11 098 | 13,2 | 55 12900 | 3,5 | 4.484,99 135| 4,1 4250,64 5243,72
3,65 0,88 | 13,2 | 5,5 4443,07 12900 | 3,5 | 5.491,58 13,5 41 5347,68 5239,25
4,83 0,83 | 13,2 | 55 5875,60 12900 | 3,5 | 5.105,95 13,5 41 4962,77 5234,79
6,24 0,82 | 13,2 | 55 12900 | 3,5 | 4.079,78 13,5 41 3959,94 5230,33
7,38 0,88 | 13,2 | 5,5 4383,94 12900 | 3,5 13,5 41 4878,46
3,48 091 | 13,2 | 55 12900 | 3,5 | 5.193,08 13,5 41 5038,58 4874,43
4,79 0,85 | 13,2 | 55 5346,99 12900 | 3,5 | 4.794,70 13,5 41 4669,69 4870,40
5,43 0,83 | 13,2 | 55 5939,19 12900 | 3,5 | 4.572,73 13,5 41 4443,05 4866,38
5,95 0,86 | 13,2 | 55 5057,02 12900 | 3,5 13,5 41 4858,35
4,58 0,83 | 13,2 | 55 5864,25 12900 | 3,5 | 5.376,50 13,5 41 5226,01 4826,43
363 | 0,86 | 13,2 | 55 4920,96 12900 | 3,5 | 5.938,71 13,5 41 4822,46
363 | 0,90 | 13,2 | 55 12900 | 3,5 | 5.100,89 13,5 41 4954,52 4818,50
343 | 0,89 | 13,2 | 55 4152,44 12900 | 3,5 | 5.554,94 13,5 41 5402,13 4814,54

5083,26 5037,29 4794,97 5040,64
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5800 0
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y mayor... 0
Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 SUP:
Ea (Ec 1) =] 5083,26 — 5040,64| = 42,62
Er (Ec 1) = (42,62 / 5040,64) * 100 = 0,8 %
Ea (Ec 2) =|5037,29 — 5040,64| = 3,35
Er (Ec 2) = (3,35/5040,64) * 100 = 0,06 %
Ea (Ec 3) = | 4794,97 — 5040,64 | = 245,7
Er (Ec 3) = (245,7 / 5040,64) * 100 = 4,8 %
En el caso de el pozo 75 en el yacimiento de morichal medio, arrojo los
siguientes resultados.
29Tabla 4.22 Viscosidades del pozo 75 yacimiento Morichal Medio Ecuaciones 1,2,3y PVT
T2LM | HI A b EC1 o ] EC2 a ] EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n =exp(a) /
(T2LM*HinB) (T2LM*exp(Hi*B))
456 | 0,86 | 13,8 | 6,8 | 2937,86 | 11000 | 1,5 3.049,15 10,5 | 1,15 2977,34 3119,11
431 | 0,80 | 13,8 | 6,8 11000 | 1,5 3.532,51 10,5 | 1,15 3336,94 3048,22
4,47 | 0,88 | 13,8 | 6,8 | 2556,33 | 11000 | 1,5 3.001,29 10,5 | 1,15 2965,80 3046,11
4,76 | 0,92 | 13,8 | 6,8 | 1931,03 | 11000 | 1,5 2.634,83 10,5 | 1,15 2660,58 3044
493 | 093 | 13,8 | 68 | 1744,71 | 11000 | 1,5 2.482,76 10,5 | 1,15 2524,77 3041,89
472 | 0,94 | 13,8 | 6,8 | 163551 | 11000 | 1,5 2.550,78 10,5 | 1,15 2605,12 3039,79
438 | 1,00 | 13,8 | 6,8 | 1083,50 | 11000 | 1,5 10,5 | 1,15 2619,51 3037,68
4,72 | 1,03 | 13,8 | 6,8 903,14 11000 | 1,5 10,5 | 1,15 2355,60 3035,58
525 | 0,99 | 13,8 | 68 | 1201,02 | 11000 | 1,5 2.138,50 10,5 | 1,15 2224,73 3029,29
501 | 0,94 | 13,8 | 6,8 | 1626,23 | 11000 | 1,5 2.403,47 10,5 | 1,15 2455,57 3027,19
481 | 0,87 | 13,8 | 6,8 | 2711,74 | 11000 | 1,5 2.835,11 10,5 | 1,15 2787,71 3025,10
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4,23 0,83 | 13,8 | 6,8 3429,86 11000 | 1,5 3.423,72 10,5 | 1,15 3295,62 3023,01
4,00 0,8 | 13,8 | 6,8 3097,53 11000 | 1,5 3.529,44 10,5 | 1,15 3429,94 3020,93
4,15 0,90 | 13,8 | 6,8 2100,06 11000 | 1,5 3.079,44 10,5 | 1,15 3090,52 3018,84
4,18 0,94 | 13,8 | 6,8 1607,93 11000 | 1,5 2.867,28 10,5 | 1,15 2931,59 3016,76
3,96 1,01 | 13,8 | 6,8 1031,57 11000 | 1,5 10,5 | 1,15 2877,01 3014,67
3,31 0,89 | 13,8 | 6,8 2233,07 11000 | 1,5 3.916,40 10,5 | 1,15 3912,18 2823,95
1973,2 2960,34 2885,33 2987
Los histogramas de la arena de morichal medio son los siguientes:
Clase Frecuencia .
Histograma
2600 0
o 20
2700 0 g 15
g 10 I
35
2800 0 E 0 T T T T . T T T — T T T T 1
2900 5 - P P P P PO PSSO B Frecuencia
o R R LIPS SO P P S
3000 0 N
3100 15 Clase
3200 1
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 UMM:
Ea (Ec 1) =] 1973,2 - 2987| = 1013,8
Er (Ec 1) = (1013,8/2987) * 100 = 33,9 %
Ea (Ec 2) =|2960,34 — 2987| = 26,66
Er (Ec 2) = (26,66 /2987) * 100 = 0,8 %
Ea (Ec 3) = | 2885,33 — 2987 | = 101,67
Er (Ec 3) = (101,67 /2987) * 100 = 3,4 %

Para el pozo 75 en los yacimientos de morichal superior y morichal medio aun

cuando obtuvo errores pequefios los resultados no son confiables ya que el estudio se

200



realizo en arena tipo y para poder lograr valores cercanos a los reales, se filtraron
muchos valores desviados, posiblemente causado por ser arenas tipo 2 y tener mucha
presencia de agua y pueden confundir la lectura.

El pozo 75 en el yacimiento de morichal Inferior, arrojo los siguientes
resultados.

30Tabla 4.23 Viscosidades del pozo 75 yacimiento Morichal Inferior Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM | HI a b EC1 o B EC2 o B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a / (T2LM*Hi"B) n =exp(a) /
(T2LM*exp(Hi"B))
4,78 1,02 | 15 | 7,5 1528,26 12000 | 3 2.347,61 11,7 | 2,4 2167,21 1352,02
5,09 1,01 | 15 | 7,5 1729,36 12000 | 3 2.318,19 11,7 | 2,4 2120,45 1351,71
5,76 093 | 15 | 7,5 12000 | 3 2.586,55 11,7 | 2,4 2243,74 1351,39
6,51 087 | 15 | 7,5 12000 | 3 2.772,68 11,7 | 2,4 2280,35 1351,08
6,68 097 | 15 | 7,5 2283,79 12000 | 3 1.974,49 11,7 | 2,4 1763,80 1350,77
5,24 1,04 | 15 | 7,5 1329,76 12000 | 3 2.031,20 11,7 | 2,4 1892,87 1349,82
5,54 095 | 15 | 7,5 2640,70 12000 | 3 2.530,11 11,7 | 2,4 2228,51 1349,53
4,92 1,03 | 15 | 7,5 1658,67 12000 | 3 3.272,98 11,7 | 2,4 3003,38 1346,73
6,31 082 | 15 | 7,5 12000 | 3 4.212,69 11,7 | 2,4 3646,4 1346,42
5,74 083 | 15 | 7,5 1438,06 12000 | 3 2.228,45 11,7 | 2,4 2065,95 1345,18
4,74 085 | 15 | 7,5 816,66 12000 | 3 1.873,36 11,7 | 2,4 1791,24 1344,87
7,29 086 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.487,54 11,7 | 2,4 2689,63 1343,00
7,66 093 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.604,14 11,7 | 2,4 2839,02 1342,69
7,78 097 | 15 | 7,5 12000 | 3 4.056,27 11,7 | 2,4 3270,84 1342,38
7,92 099 | 15 | 7,5 12000 | 3 4.446,78 11,7 | 2,4 3678,27 1342,07
7,23 09 | 15 | 7,5 12000 | 3 4.530,65 11,7 | 2,4 3809,91 1341,76
5,79 096 | 15 | 7,5 | 204163,02 | 12000 | 3 34.404,21 11,7 | 2,4 7195,71 1331,82
5,13 1,00 | 15 | 7,5 12000 | 3 9.077,49 11,7 | 2,4 4450,64 1331,51
4,11 091 | 15 | 7,5 13041,03 12000 | 3 4.352,11 11,7 | 2,4 2983,05 1331,20
4,43 090 | 15 | 7,5 12000 | 3 2.624,96 11,7 | 2,4 2120,41 1330,89
4,64 090 | 15 | 7,5 12000 | 3 1.971,00 11,7 | 2,4 1704,21 1330,57
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4,81 089 | 15 | 7,5 2275,85 12000 | 3 1.693,06 11,7 | 2,4 1512,86 1330,26
5,01 0,89 | 15 | 7,5 2013,7 12000 | 3 1.581,53 11,7 | 2,4 1428,75 1329,95
5,57 09 | 15 | 7,5 2462,18 12000 | 3 1.882,77 11,7 | 2,4 1669,89 1329,64
5,72 092 | 15 | 7,5 2407,92 12000 | 3 2.328,78 11,7 | 2,4 2069,97 1329,33
5,49 09 | 15 | 7,5 1858,37 12000 | 3 2.366,95 11,7 | 2,4 2152,70 1329,02
5,11 097 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.994,79 11,7 | 2,4 3427,34 1327,47
4,66 098 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.973,26 11,7 | 2,4 3409,06 1327,16
4,28 098 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.834,47 11,7 | 2,4 3277,71 1326,85
4,33 09 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.765,05 11,7 | 2,4 3168,86 1326,53
5,21 094 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.597,29 11,7 | 2,4 3026,88 1326,22
7,17 09 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.571,47 11,7 | 2,4 2979,97 1325,91
8,33 093 | 15 | 7,5 12000 | 3 3.342,68 11,7 | 2,4 2809,26 1325,60
6,25 094 | 15 | 7,5 12000 | 3 2.926,71 11,7 | 2,4 2479,39 1325,29
5,34 1,02 | 15 | 7,5 12000 | 3 2.732,50 11,7 | 2,4 2341,61 1324,98
5,63 09 | 15 | 7,5 2549,61 12000 | 3 2.516,55 11,7 | 2,4 2224,38 1324,67
5,69 093 | 15 | 7,5 2322,80 12000 | 3 2.600,07 11,7 | 2,4 2318,96 1324,36
6,04 092 | 15 | 7,5 2067,65 12000 | 3 2.720,65 11,7 | 2,4 2452,21 1324,05
5,78 092 | 15 | 7,5 2112,51 12000 | 3 2.985,24 11,7 | 2,4 2685,61 1323,73
5,34 1,02 | 15 | 7,5 2719,47 12000 | 3 3.281,47 11,7 | 2,4 2881,65 13234
5,63 09 | 15 | 7,5 2869,70 12000 | 3 2.785,41 11,7 | 2,4 2432,30 1323,12
5,69 093 | 15 | 7,5 2663,85 12000 | 3 1.963,33 11,7 | 2,4 1727,76 1322,81

6,04 092 15| 7,5 1528,26 12000 | 3 1.778,34 11,7 | 2,4 1544,935026 1352,02

578 092 15| 7,5 1729,36 12000 | 3 2.323,12 11,7 | 2,4 2028,454588 1351,71

519 097 | 15| 7,5 12000 | 3 3.554,17 11,7 | 2,4 3171,466271 1351,39

436 | 101 | 15| 7,5 12000 | 3 4.255,40 11,7 | 2,4 3944,879894 1351,08

431| 098 | 15| 7,5 2283,79 12000 | 3 3.311,53 11,7 | 2,4 3118,116319 1350,77

6,05 094 | 15| 7,5 1329,73 12000 | 3 2.618,48 11,7 | 2,4 2470,500026 1349,84

7,38 091 15| 7,5 2640,70 12000 | 3 2.129,47 11,7 | 2,4 1961,244996 1349,53

6,95 | 092 15| 7,5 1658,67 12000 | 3 2.399,54 11,7 | 2,4 2131,865452 1346,73
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541| 1,00| 15| 7,5 12000 | 3 2.602,38 11,7 | 2,4 2261,59284 1346,42
4,45| 1,00| 15| 7,5| 1438,06 | 12000 | 3 2.590,48 11,7 | 2,4 | 2219,028324 | 1345,18
429 | 094 | 15| 7,5| 816,66 12000 | 3 2.658,32 11,7 | 2,4 | 2288,377397 | 1344,87
471| 0,88 | 15| 7,5 12000 | 3 2.560,42 11,7 | 2,4 | 2283,988534 | 1343,00
482 | 093 | 15| 7,5 12000 | 3 2.685,10 11,7 | 2,4 | 2459,500296 | 1342,69
403| 0,89 | 15| 7,5 12000 | 3 2.896,96 11,7 | 2,4 | 2687,758553 | 1342,38
575| 085| 15| 7,5 12000 | 3 2.928,95 11,7 | 2,4 | 2641,383795 | 1342,07
471| 0,92 | 15| 7,5 12000 | 3 2.381,44 11,7 | 2,4 | 2083,571053 | 1341,76
3,73| 087 | 15| 7,5| 204163,02 | 12000 | 3 2.140,90 11,7 | 2,4 1829,01182 1331,82
458 | 0,68 | 15| 7,5 12000 | 3 2.233,80 11,7 | 2,4 1917,60053 1331,51
518 | 0,71 | 15| 7,5| 13041,03 | 12000 | 3 2.210,53 11,7 | 2,4 2016,21503 1331,20
594 | 0,77 | 15| 7,5 12000 | 3 2.731,82 11,7 | 2,4 | 2483,534369 | 1330,89
2045,16 2542,07 2287,04 1326,61
Los histogramos obtenidos para el pozo 75 en morichal inferior son los
siguiente:
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Promedio= 1416,9
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:
Ea (Ec 1) = | 1416,9 — 1326,61| = 90,29

Er (Ec 1) = (90,29/ 1326,61) * 100 = 6,8%

Ea (Ec 2) = |1680,6 — 1326,61| = 353,99

Er (Ec 2) = (353,99 / 1326,61) * 100 = 26,68 %

Ea (Ec 3) = | 1452,29 — 1326,61| = 125,68

Er (Ec 3) = (125,68 / 1326,61) * 100 = 9,47 %

Para el caso del pozo 75 en el miembro morichal inferior la herramienta arrojo

datos muy desviados a los datos reales (PVT), esto se puede insinuar que es debido a

los modo de adquisicion de dicha herramienta y a los bajos tiempos de eco que

requiere el tipo de crudo de nuestra faja. Y para el caso del pozo 78 no se pudo

realizar analisis debido a que en esta zona de la correlacion este pozo no presentd

arena.
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En los caso de los pozos 72,20 y 19 se realizo el estudio con una tercera

herramienta de RMN para la cual se utilizo un método de adquisicion distinto.

En el pozo 72 en morichal superior se obtuvo los siguiente resultados:

31Tabla 4.24 Viscosidades del pozo 72 yacimiento Morichal Superior Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM HI A b EC1 a B EC?2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n =exp(a) /
(T2LM*Hi~B) (T2LM*exp(Hi*B))

12,64 | 0,85 | 14,8 | 8,1 2850,10 21000 | 5 3.717,38 123 | 1,6 4452,08 3692,16
10,03 | 0,83 | 14,8 | 8,1 3348,08 21000 | 5 5.271,26 123 | 1,6 5790,78 3644,86
12,80 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4586,19 21000 | 5 5.247,97 123 | 1,6 4829,38 3641,59
13,45 | 0,80 | 14,8 | 8,1 4438,67 21000 | 5 4.870,85 123 | 1,6 4568,06 3640,78
13,39 | 0,86 | 14,8 | 8,1 21000 | 5 3.349,92 123 | 1,6 4148,79 3639,96

14,8 | 8,1 21000 | 5 123 | 1,6 4374,02 3635,07

14,8 | 8,1 21000 | 5 12,3 | 1,6 3634,25
1291 | 0,84 | 148 | 8,1 3158,53 21000 | 5 3.923,56 123 | 1,6 4448,53 3624,47
12,82 | 0,80 | 14,8 | 8,1 4151,53 21000 | 5 4.851,34 123 | 1,6 4727,64 3623,65
12,19 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4795,91 21000 | 5 123 | 1,6 5117,19 3622,83

14,8 | 8,1 21000 | 5 123 | 1,6 3622,02
13,15 | 0,82 | 14,8 | 8,1 3741,40 21000 | 5 4.368,73 123 | 1,6 4514,30 3619,57
14,07 | 0,80 | 14,8 | 8,1 4345,26 21000 | 5 4.578,57 123 | 1,6 4346,89 3618,76
15,76 | 0,82 | 14,8 | 8,1 3672,74 21000 | 5 3.597,10 123 | 1,6 3755,46 3617,94
17,12 | 0,85 | 14,8 | 8,1 2937,96 21000 | 5 2.805,53 123 | 1,6 3306,46 3617,12
18,11 | 0,83 | 14,8 | 8,1 3271,97 21000 | 5 2.870,93 123 | 1,6 3193,56 3616,31
18,35 | 0,81 | 14,8 | 8,1 4075,02 21000 | 5 3.341,35 123 | 1,6 3290,76 3615,49
16,15 | 0,88 | 14,8 | 8,1 21000 | 5 2.488,03 123 | 1,6 3336,39 3613,86
15,15 | 0,86 | 14,8 | 8,1 21000 | 5 2.980,71 123 | 1,6 3674,08 3613,05
1293 | 0,98 | 148 | 8,1 21000 | 5 123 | 1,6 3556,57 3612,23
10,85 | 1,17 | 148 | 8,1 21000 | 5 123 | 1,6 3092,79 3611,42
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14,8 | 8,1 21000 | 5 12,3 | 1,6 4514,30 3610,6

12,74 | 0,80 | 14,8 | §,1 4188,58 21000 | 5 4.915,27 12,3 | 1,6 3605,71
12,74 | 0,77 | 14,8 | §,1 21000 | 5 12,3 | 1,6 4765,74 3604,89
12,84 | 0,82 | 14,8 | §,1 3546,52 21000 | 5 4.300,85 12,3 | 1,6 5007,82 3604,07
12,68 | 0,87 | 14,8 | §,1 21000 | 5 3.384,71 12,3 | 1,6 4577,93 3603,26
12,63 | 0,90 | 14,8 | 8,1 21000 | 5 2.761,84 12,3 | 1,6 4329,97 3602,44
12,89 | 0,92 | 14,8 | §,1 21000 | 5 2.419,63 12,3 | 1,6 4098,12 3601,63
14,26 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4601,50 21000 | 5 4.723,40 12,3 | 1,6 3886,40 3598,36
13,81 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4581,15 21000 | 5 4.860,87 12,3 | 1,6 4338,24 3597,55
13,22 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4724,31 21000 | 5 5.202,25 12,3 | 1,6 4476,01 3595,1
16,64 | 0,78 | 14,8 | 8,1 5076,97 21000 | 5 4.372,38 12,3 | 1,6 4705,18 3594,29
18,50 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4494,94 21000 | 5 3.575,83 12,3 | 1,6 3790,30 3593,47
18,89 | 0,80 | 14,8 | 8,1 4476,65 21000 | 5 3.491,10 12,3 | 1,6 3329,20 3592,66
18,31 | 0,85 | 14,8 | §,1 2860,66 21000 | 5 2.573,28 12,3 | 1,6 3257,99 3560,03
17,13 | 0,78 | 14,8 | 8,1 5115,07 21000 | 5 4.272,16 12,3 | 1,6 3075,85 3559,21
17,08 | 0,79 | 14,8 | 8,1 4847,66 21000 | 5 4.106,44 12,3 | 1,6 3687,00 3558,4
14,72 | 0,81 | 14,8 | §,1 4102,71 21000 | 5 4.186,72 12,3 | 1,6 3658,34 3557,58
12,28 | 0,86 | 14,8 | 8,1 2689,41 21000 | 5 3.671,01 12,3 | 1,6 4107,51 3552,69
12,84 | 0,83 | 14,8 | 8,1 3489,13 21000 | 5 4.246,10 12,3 | 1,6 4532,45 3551,87
4006,24 3946,47 4127,24 3608,03

Los histogramos obtenidos de esta tabla de datos fueron los siguientes:
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:

Ea (Ec 1) = | 4006,24 — 3608,03| = 398,21

Er (Ec 1) = (398,21/ 3608,03) * 100 = 11,03%
Ea (Ec 2) = |3946,47— 3608,03| = 338,44

Er (Ec 2) = (338,44 / 3608,03) * 100 = 9,38 %
Ea (Ec 3) = | 4127,24 — 3608,03| = 518,94

Er (Ec 3) = (518,94 / 3608,03) * 100 = 16,91 %

En el caso del pozo 72 en morichal superior la curva que tuvo mejor ajuste fue

la ecuacion 2 ya que que alcanzo un error menor y la moda de los valores obtenidos

es mas cercano al valor real de los anélisis PVT.

32Tabla 4.25 Viscosidades del pozo 72 yacimiento Morichal Medio Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM HI A b EC1 a B EC?2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n =exp(a) /
(T2LM*HiAB) (T2LM*exp(HiB))
12,89 | 0,67 | 13,8 | 6,9 3285,46 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3111,88
12,83 | 0,83 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 3605,42 12,6 | 2,5 2953,19 3109,71
11,16 | 0,88 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 3186,59 12,6 | 2,5 2981,83 3107,53
9,66 0,90 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 3288,96 12,6 | 2,5 3250,83 3105,36
8,11 0,72 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3079,48
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8,16 0,73 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3077,34
8,63 0,71 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3075,20
9,29 0,78 | 13,8 | 6,9 3778,80 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3073,06
9,76 0,81 | 13,8 | 6,9 2997,39 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 4088,78 3070,92
10,54 | 0,84 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 4089,45 12,6 | 2,5 3473,58 3068,79
11,88 | 0,91 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 2566,05 12,6 | 2,5 2586,10 3066,65
13,75 | 0,92 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3064,52
14,76 | 0,87 | 13,8 | 6,9 3031,05 20000 | 4,4 2497,36 12,6 | 2,5 3062,39
14,70 | 0,84 | 13,8 | 6,9 2540,67 20000 | 4,4 2958,54 12,6 | 2,5 2502,05 3060,27
14,33 | 0,86 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 2658,80 12,6 | 2,5 3058,14
14,06 | 0,95 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3056,02
13,88 | 1,00 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3053,90
13,79 | 1,04 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3051,78
14,53 | 0,96 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3049,67
16,43 | 0,90 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3047,55
19,17 | 0,88 | 13,8 | 6,9 2959,00 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3045,44
20,67 | 0,84 | 13,8 | 6,9 2915,46 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3043,33
19,97 | 0,84 | 13,8 | 6,9 3744,01 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3041,22
17,38 | 0,81 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 2946,55 12,6 | 2,5 3039,12
1490 | 0,79 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 3859,74 12,6 | 2,5 2815,30 3037,02
13,33 | 0,75 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3457,46 3034,91
12,78 | 0,77 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3419,20 3032,82
12,75 | 0,75 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3571,36 3030,72
12,31 | 0,76 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3659,27 3028,62
14,53 | 0,96 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3813,43 3026,53
16,43 | 0,90 | 13,8 | 6,9 3695,90 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3024,44
19,17 | 0,88 | 13,8 | 6,9 3456,48 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3022,35
20,67 | 0,84 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3855,14 3020,26
19,97 | 0,84 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3844,32 3018,18
17,38 | 0,81 | 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3615,48 3016,10
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14,90 0,79 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3549,38 3014,01
13,33 0,75 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3703,02 3011,94
12,78 0,77 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3651,03 3009,86
12,75 0,75 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3393,69 3007,78
12,31 0,76 13,8 | 6,9 3085,98 20000 | 4,4 12,6 | 2,5 3790,99 3005,71
11,44 0,77 13,8 | 6,9 20000 | 4,4 3968,72 12,6 | 2,5 3332,78 3003,64
3044,98 3184 3323,92 2999,39
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:

Ea (Ec 1) = | 3044,98 — 2999,39| = 45,59
Er (Ec 1) = (45,59/ 2999,39) * 100 = 1,51%

Ea (Ec 2) = |3184— 2999,39| = 184,61

Er (Ec 2) = (338,44 / 2999,39) * 100 = 6,15 %
Ea (Ec 3) = [3323,92 — 2999,39| = 324,53
Er (Ec 3) = (518,94 / 2999,39) * 100 = 10,81 %

Como se observa los erroresa son muy bajos, esto debido a que se eliminaron

valores que estaban muy alterados y se logro un ajuste cercano, estos valores

desviados puede ser debido a que la arena es tipo 2 y cuenta con presencia de agua o

también causado por error del modo de adquisicion ya que el tiempo de eco no es lo

suficientemente corto para el tipo de crudo, inclinAndonos mas por la primera opcién

ya que se mostraron HI mayores a 1 cuando este deben ser menor a 1 en el caso del

petrdleo.

Para el caso de 72 en morichal inferior se obtuvo lo siguiente:

33Tabla 4.26 Viscosidades del pozo 72 yacimiento Morichal Inferior Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM HI A b EC1 a B EC?2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n =exp(a) /
(T2LM*HirB) (T2LM*exp(HiB))
19,79 | 0,88 | 13,8 | 7,1 2041,98 20000 | 5,5 2076,64 12,65 | 2,5 1681,86 2041,98
20,37 | 0,89 | 13,8 | 7,1 1842,13 20000 | 5,5 1843,86 12,65 | 2,5 1574,96 1842,13
23,60 | 0,87 | 13,8 | 7,1 2104,66 20000 | 5,5 1788,86 12,65 | 2,5 2104,66
13,35 | 0,84 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2762,32
27,9 | 0,77 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 1565,06
10,37 | 0,81 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5
10,83 | 0,82 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5
10,78 | 0,80 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5
11,07 | 0,79 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5
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767 |08 [ 13871 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

799 [ 078 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

832 [ 079 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

845 | 081 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

851 | 0,80 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

958 | 079 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

10,80 | 0,82 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

11,26 | 0,77 | 13,8 | 7.1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

10,26 | 0,86 | 13,8 | 7,1 | 2297,56 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2297,56
11,33 | 0,85 | 13,8 | 7,1 | 2466,91 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2466,91
11,90 | 0,87 | 13,8 | 7,1 | 2089,42 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2820,11 2089,42
11,14 | 0,88 | 13,8 | 7,1 | 2046,72 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2990,75 2046,72
10,13 | 0,83 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

979 | 081 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

99 | 078 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

1054 | 0,76 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

11,38 | 0,78 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5

13,47 | 0,82 | 138 | 71 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2876,83

17,25 | 0,83 | 13,8 | 7,1 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2183,40

2337 | 084 | 138 | 7,1 | 2599,27 | 20000 | 55 | 218568 | 12,65 | 2,5 1553,35 2599,27
31,19 | 0,85 | 13,8 | 7,1 | 240834 | ,0000 | 55 | 1527,54 | 12,65 | 2,5 2408,34
3630 | 0,84 | 13,8 | 7,1 | 2662,64 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2662,64
3599 | 0,88 | 13,8 | 7,1 | 2060,20 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2060,20
32,75 | 0,86 | 13,8 | 7,1 | 223888 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2238,88
31,04 | 0,88 | 13,8 | 7,1 | 2072,90 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 2072,90
31,24 | 0,85 | 13,8 | 7,1 | 242238 | 20000 | 55 | 1533,13 | 1265 25 2422,38
3052 | 0,88 | 13,8 | 7,1 | 199595 | 20000 | 5,5 12,65 | 2,5 1995,95
2578 | 0,87 | 13,8 | 7,1 | 2151,75 | 20000 | 55 | 1670,07 | 12,65 | 2.5 2151,75
21,40 | 0,90 | 13,8 | 7,1 | 1690,23 | 20000 | 55 | 162993 | 1265 | 2.5 1690,23
16,32 | 0,86 | 13,8 | 7,1 | 233161 | 20000 | 55 | 283522 | 1265 | 2,5 2139,37 2331,61
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17,28 | 091 | 138 | 7,1 1663,58 20000 | 5,5 1990,45 12,65 | 2,5 1789,56 1663,58
16,56 | 0,91 | 138 | 7,1 1588,47 20000 | 5,5 1997,69 12,65 | 2,5 1837,43 1588,47
2128,72 2123,72 2126,1 2128,84
Los histrograma arrojados fueron los presentes a continuacion:
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:
Ea (Ec 1) =|2128,72 - 2128,84| = 0,12

Er (Ec 1) = (0,12/ 2128,84) * 100 = 0,0056 %

Ea (Ec 2) =|2123,72 — 2128,84| = 5,12

Er (Ec 2) = (5,12/2128,84) * 100 = 0,24 %

Ea (Ec 3) = |2126,1 —2128,84| = 2,74
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Er (Ec 3) = ( 2,74/ 2128,84) * 100 = 0,12 %

En esta arena al igual que las anteriores tiene un error muy bajo pero debido a
que fueron eliminados los valores alejados del valor real lo cual fueron varios, esto
debido a que tenian un valor de T2LM elevado y distorsionaban los valores
esperados, esto debido a los métodos de adquisicion empleados

Para el pozo 20 los valores obtenidos fueron los siguientes:

34Tabla 4.27 Viscosidades del pozo 20 yacimiento Morichal Inferior Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM HI A b EC1 a B EC?2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=o/ n =exp(a) /
(T2LM*HinB) (T2LM*exp(HiB))

12,53 | 0,73 | 12,6 | 7,2 1543,27 9800,0 | 0,9 1037,97 10,30 | 1,15 1024,71 1017,56
10,16 | 0,77 | 12,6 | 7,2 1186,90 9800,0 | 0,9 1225,10 10,30 1,15 1211,78 1016,74
10,99 | 0,83 | 12,6 | 7,2 737,02 9800,0 | 0,9 1051,37 10,30 | 1,15 1038,28 1016,47
11,36 | 0,83 | 12,6 | 7,2 767,30 9800,0 | 0,9 1022,79 10,30 | 1,15 1010,42 1016,20
11,25 | 0,85 | 12,6 | 7,2 636,20 9800,0 | 0,9 1005,07 10,30 | 1,15 990,87 1015,93
11,54 | 0,82 | 12,6 | 7,2 827,66 9800,0 | 0,9 1018,68 10,30 | 1,15 1006,94 1015,65
12,33 | 0,79 | 12,6 | 7,2 969,89 9800,0 | 0,9 977,65 10,30 | 1,15 967,10 1015,38
13,29 | 0,75 | 12,6 | 7,2 1381,28 9800,0 | 0,9 960,06 10,30 | 1,15 948,82 1015,11
13,60 | 0,78 | 12,6 | 7,2 1118,28 9800,0 | 0,9 906,49 10,30 | 1,15 896,77 1014,84
12,70 | 0,77 | 12,6 | 7,2 1162,31 9800,0 | 0,9 976,46 10,30 | 1,15 965,90 1014,57
10,90 | 0,79 | 12,6 | 7,2 1019,68 9800,0 | 0,9 1114,23 10,30 | 1,15 1102,30 1014,30

1004,25 1.020,73 1009,778008 | 1015,7

Tabla 4.18 Datos Pozo 20 presentados con dichos datos fueron los siguientes:
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Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:

Ea (Ec 1) =|1031,8 - 1015,7| = 16,1

Er (Ec 1) = (16,1/ 1015,7) * 100 = 1,5 %

Ea (Ec 2) =]1026,9 — 1015,7| = 11,2

Er (Ec 2) =(11,2/1015,7) *100=1,10 %

Ea (Ec 3) = |1014,89 - 1015,7| = 0,81

Er (Ec 3) =(0,81/1015,7) * 100 = 0,07 %

Para este caso del pozo 20 todos los valores fueron bastante certeros, siendo el
mas preciso la ecuacién 4, pero para este caso los 3 metodos se ajustaron bastante
beien.

Y por ultimo en el caso del pozo 19, la tabla arrojada fue la siguiente:

35Tabla 4.28 Viscosidades del pozo 19 yacimiento Morichal Inferior Ecuaciones 1,2,3y PVT

T2LM HI A b EC1 a B EC?2 a B EC3 PVT
log (n)=a-b Hi n=a/ n =exp(a) /
(T2LM*HinB) (T2LM*exp(Hi"B))

51,50 | 0,90 14 7,6 1266,02 10000 | 18,5 | 1.304,78 18 7,4 1607,71 1147,75
53,55 | 0,88 14 7,6 1450,39 10000 | 18,5 | 1.817,38 18 7,4 1764,76 1147,42
55,61 | 0,95 14 7,6 882,99 10000 | 18,5 468,44 18 7,4 1048,24 1147,08
63,13 | 0,93 14 7,6 1055,22 10000 | 18,5 655,26 18 7,4 1098,26 1146,07
65,64 | 0,89 14 7,6 1364,48 10000 | 18,5 | 1.254,25 18 7,4 1356,68 1145,74
67,25 | 0,90 14 7,6 1319,92 10000 | 18,5 | 1.118,50 18 7,4 1282,11 1145,40
72,07 | 0,93 14 7,6 1022,77 10000 | 18,5 528,84 18 7,4 933,21 1144,40
72,51 | 0,90 14 7,6 1329,55 10000 | 18,5 | 1.058,03 18 7,4 1197,54 1144,06
72,94 | 0,94 14 7,6 962,57 10000 | 18,5 446,13 18 7,4 869,18 1143,73
73,38 | 0,88 14 7,6 1488,35 10000 | 18,5 | 1.424,26 18 7,4 1320,72 1143,40
73,82 | 0,92 14 7,6 1082,85 10000 | 18,5 599,91 18 7,4 963,25 1143,06
74,50 | 0,90 14 7,6 1329,44 10000 | 18,5 | 1.029,51 18 7,4 1165,42 1142,73
75,87 | 0,93 14 7,6 1004,69 10000 | 18,5 479,49 18 7,4 871,24 1142,06
76,56 | 0,96 14 7,6 794,97 10000 | 18,5 260,47 18 7,4 687,43 1141,73
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73,15 0,91 14 7,6 1169,26 10000 | 18,5 742,05 18 7,4 1047,40 1141,40
62,95 0,92 14 7,6 1125,20 10000 | 18,5 778,57 18 7,4 1172,47 1140,40
59,24 0,90 14 7,6 1244,03 10000 | 18,5 1.081,95 18 7,4 1373,95 1140,07
55,52 0,89 14 7,6 1378,28 10000 | 18,5 1.524,11 18 7,4 1619,68 1139,73
51,81 0,90 14 7,6 1333,91 10000 | 18,5 1.494,00 18 7,4 1681,36 1139,40
48,09 0,95 14 7,6 867,10 10000 | 18,5 517,03 18 7,4 1190,80 1139,07
46,36 0,96 14 7,6 804,10 10000 | 18,5 442,70 18 7,4 1147,82 1138,74
51,50 0,90 14 7,6 581,17 10000 | 18,5 205,83 18 7,4 869,19 1138,41
1105,44 740,19 1148,270533 | 1142,81
Los histogramas arrojados son los siguientes:
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Promedio = 874,16
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59Histograma 4.46 Ec 3 P0zo19

Al calcularle el Er de cada ecuecion para el pozo 75 INF:
Ea (Ec 1) =|1129,8 - 1142,81| = 13

Er (Ec 2) = (268,64 / 1142,81) * 100 = 23,50 %

Ea (Ec 3) = [1194,01 — 1142,81| = 51,2

Er (Ec 3) = ( 51,2/ 1142,81) * 100 = 4,48 %

Para este caso de igual manera la ecuacion num 1 es la mas certera a los datos PVT

gue se encontraban en la base de datos de la empresa Petromonagas, aun cuando los

valores de T2LM eran bastate alto, el resultado no se altero, esto puede ser debidos al

método de adquisicion.
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4.7.1 Ajuste de los Coeficiente de las Ecuaciones Empirica
De los resultados mostrados anteriormente podemos resumir la siguiente tabla,
observando asi cual ecuacién cual ecuacion se ajusta mas y los coeficiente utilizados.

36Tabla 4.29 Comparativo de los Resultados de las 3 ecuaciones y los PVT, de las 3
herramientas Utilizadas

pozo | pvt | A | b | E¢Y = o B EC2 | BT a B EC3 | BT
% % %
71INF | 1064,8 | 14 | 8,5 | 1097,8 | 3,09 | 12000 | 3 1489,7 | 39,9 | 11,7 | 2,4 | 10089 | 5,25
16INF | 1064,4 | 14 | 7,3 | 1024,2 | 3,78 | 12000 | 3 10954 | 2,9 | 13,7 | 24 | 978 | 811
75SUP | 5040,6 | i8N0 | BB [ 50833 | o3 |[lB808 | BB | 50373 [ o006 | IO | B | 4795 | 438
75MD | 2987 | B | B | 19732 339 |[Hi008 | BB | 29603 | o5 | [0 | I | 28853 | 34
75INF | 1326,6 | B | B8 | 14169 | 68 | 00 | B 1680,6 | 26,7 | g | BN | 14523 | 9,47
72SUP | 3608 | 14,8 | B4 | 40062 | 11 | 21000 | B 39465 | 9,38 | 123 | 16 | 41274 16,91
72MD | 2999,4 | 13,8 | B9 | 3045 | 1,51 | 2000 | B4 | 3184 | 6,15 | 126 | 2,5 |3323,9 | 10,81
72INF | 2128,8 | 13,8 | 71 | 2128,7 | 0,01 | 2000 | 5,5 | 21237 | 024 | 126 | 25 | 2126,1| 0,12
20INF | 1015,7 | 12,6 | 72 [ 10043 | 15 | 9800 | 0,8 | 10207 | 1,1 | 16,3 | 115 | 1009,7 | 0,07
19INF | 1142,8 | 14 |76 | 11054 | 1,13 | 10000 | 185 | 7402 | 235 | 18 | 74 | 11483 448
6,35 11,07 6,34

Herramienta de RMN 1

Herramienta de RMN 2

Herramienta de RMN 3

En esta tabla se pudo observar las variaciones de las constantes para las distintas
herramienta que fueron estudiadas y los porcentajes de error de dicha herramienta
respectos a los valores de viscosidad obtenidos de los PVT. Aun cuando los
porcentajes de error de la ecuaciéon 1 y 2 fueron bastantes bajos, se considera que la
Ecuacion 3 es la 6ptima ya que dicha ecuacion involucra ambos parametros tanto
T2Im como HI, los cuales dependen de la adquisicién de la herramienta, siendo esto
un factor muy importante para los resultados finales. Tambien podemos ver que dicha

ecuacion es compatible para la herramienta numero 1 mostrando unos resultados de
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dos pozos del mismo yacimiento bastante ajustado a los valores de los PVT, con una

misma constate. No siendo asi en los pozo estudiados con las otras herramientas.
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Conclusiones

Para garantizar la estimacion de la viscosidad con la herramienta de RMN es
de vital importancia una buena adquisicion, debido a los bajos tiempos de T2
que arroja el crudo extra pesado, es necesario disefiar la mejor adquisicion
posible, por lo que los TE deben ser lo mas pequefios posibles, alternados con
secuencias de polarizacion o TW largos, mayores a 11500 ms que permitan
ver el agua del filtrado, proveniente del sobre balance proveniente del lodo de
perforacion que puede enmascarar loa valores del crudo mavil.

La herramienta que tuvo una mejores adquisiciones fueron la de las
herramientas 1 utilizados en los pozo 16 y 71, y la herramienta 3 utilizada en
el pozo 72, ya que utilizan tiempos de eco TE de 0,3 y 0,2 respectivamente
ayudando esto a poder separar la sefial de arcilla y tiempos de espera de 4500
y 13000 ms separando por difusion entre el agua y el crudo movil. Mostrando
estos 3 pozos el mejor procentaje de error, menor a 10%.

El gas en solucién es algo que va a favor de las resonancia, y es algo que hace
que las medidas de laboratorio no necesariamente cuadren, ya que la falta de
gas en solucion, se compensa en el laboratorio con temperatura, pero de forma
aleatoria, ya que muestras de un mismo yacimiento se miden con crudo
muerto y se reportan a diferentes temperaturas para estimar la viscosidad, no
hay un datum de temperatura, sino mas bien un valor de viscosidad general
(por instinto) que se debe alcanzar (el cual puede estar tan bien como mal)
Debido a que el presente trabajo es de tipo documental y no experimental de
modo que no se pudo dominar las distintas dificultades y condiciones
(factores) que presenta la Faja Petrolifera del Orinoco.

Los valores obtenido del HI, los cuales reflejaron algunos picos en la
estimacion de la viscosidad, asumiendo ser reflejo de las condiciones de la

faja mencionadas anteriormente.
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e La alta presencia de arcilla en la ondicula refleja algunos picos o desviaciones

en la lectura.
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Recomendaciones

Para un buen resultado en un proximo trabajo realizado sobre este tema, en

campos de la faja petrolifera del Orinoco, se recomienda:

Aun cuando se obtuvo resultados con un porcentaje de error de 5y 8 %
en el ajuste de la ecuacion 3 para los dos pozos en que fueron utilizada la
herramienta numero 1, la cual tiene los mejores parametros de
adquisicion, es recomendable utilizar tiempos de eco de 0,3 mseg para la
adquisicion de los datos en crudos extra pesado de la faja petrolifera del
Orinoco, asi como realizar varias adquisiciones, una rapida hasta 1,2
mseg para asi poder separar de mejor manera la sefial de crudo de la
arcilla. Llevando esto a unos valores de T2LM y HI mas certeros, los
cuales son los parametros fundamentales de la ecuacion.

Se recomienda seguir esta metodologia para todos los pozos a perforar y
perfilar, ya que permite de una manera rapida y confiable, tener estimados
de viscosidad, lo cual permitira evaluar la productividad de los
pozos/area.

Es ideal tener PVT’s representativos y consistentes y registros de
resonancias, pero hasta que las muestras a tomar sean totalmente sin
recombinar, es mejor seguir con la resonancia, ya que a pesar de ser
medida indirecta, preserva la parte de gas en solucién, por ello su

aproximacion al valor de viscosidad es mejor.
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