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Resumen. La caracterizacion del yacimiento SBC-1 fue realizada en los
horizontes productivos de edad Cretaceo (formaciones San Antonio y San Juan) y
se llevd a cabo utilizando datos de andlisis convencionales y especiales de
nucleos. El estudio se inicio con la caracterizacion del agua de formacion, el cual
consistidé principalmente en la determinacion de Rw (resistividad del agua de
formacion) a la temperatura promedio del yacimiento. Luego se realizd la
correlacion nucleo-perfil, lo cual representd un factor determinante en la
caracterizacion petrofisica del yacimiento, ya que por medio de la misma se
asocio la respuesta de los registros con los resultados de nucleos y en ese sentido
se establecieron correlaciones correspondientes. Para el calculo de los pardmetros
petrofisicos se construyeron graficas de factor de formacion (FF) Vs. porosidad
(PHI), de la cual se obtuvo el factor de cementacion (m) y el coeficiente de
tortuosidad (a), y graficas de indice de resistividad (IR) Vs. saturacion de agua
(Sw) para el céalculo del factor de saturacion (n). Con el fin de corroborar los
valores obtenidos de las graficas mencionadas anteriormente se utilizoé el método
de Pickett Plot en zonas del yacimiento donde pudo asumirse 100% saturacion de
agua. La estimacion de la porosidad efectiva del yacimiento se realizo
relacionando la porosidad obtenida de los perfiles con la porosidad de nucleos. El
radio de garganta de poros se estimo utilizando las ecuaciones de Winland y/o
Pitmann combinando los datos de porosidad y permeabilidad de los andlisis
convencionales de ntcleos a condiciones de superficie con las pruebas de presion
capilar, para luego diferenciar las facies petrofisicas asociadas al yacimiento. Una
vez realizada la caracterizacion petrofisica antes descrita se procedio a la
reinterpretacion de los pozos en funcion de las variables del modelo.
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CAPITULO I
INTRODUC xii VY OBJETIVOS

1.1) INTRODUCCION

Los Campos Pirital y Santa Barbara estan ubicados en el Flanco Norte de la
Cuenca Oriental de Venezuela, Subcuenca de Maturin (Figura 1.1),
aproximadamente 70 km al oeste de la ciudad de Maturin, estado Monagas
(Figura 1.2) y representa una de las acumulaciones de hidrocarburos mas extensas

que opera PDVSA en el Oriente de Venezuela.

Estos Campos se caracterizan por presentar un sistema de fallas de gran
complejidad, por lo cual estan divididos en cuatro yacimientos distribuidos de la
siguiente manera: al norte el yacimiento PIC-1, al sur SBC-8, al suroeste SBC-6 y
en la zona central se localiza el yacimiento en estudio SBC-1, que a su vez esta

subdividido en el Area 1 al oeste y el Area 2 al este (Figura 1.3).

El yacimiento SBC-1 fue descubierto en octubre de 1988, con la perforacion
del pozo SBC-1E, comenzando su produccion en febrero de 1989. Los horizontes
prospectivos de este yacimiento se encuentran en las formaciones San Antonio y
San Juan (Cretaceo) y Naricual (Oligoceno), siendo las dos primeras donde se

enfocard el presente trabajo.

La formacion San Antonio estd formada esencialmente de calizas y lutitas
negras con numerosas capas de areniscas duras de color gris claro y de chert, y
suprayacente a esta se encuentra la formacioén San Juan la cual se caracteriza por
una alternancia monoétona de capas de areniscas muy duras intercaladas con capas

centimétricas de lutitas negras, localmente calcareas y limolitas negras. Los

13



registros de rayos gamma han demostrado que la relacion torio-potasio disminuye
en el Cretaceo, debido al incremento de potasio en estas formaciones, como

consecuencia de la aparicion de la arcilla illita.
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Figura 1.1: Mapa de ubicacion geologica (Gutiérrez, 1998)
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Figura 1.2: Mapa de ubicacion geografica (Casanova, 2001)
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Por medio de este proyecto se evaluaron los pozos del yacimiento SBC-1 de
edad Cretaceo a partir de un modelo petrofisico en el cual se incorporo la
informacion de analisis especiales y convencionales de nucleos y su respectiva

correlacion con los perfiles.

La evaluacion fue realizada en 9 pozos del campo Santa Barbara y 1 pozo del
campo Pirital, todos bajo un mismo criterio, con lo cual se obtuvo resultados

uniformes.

La caracterizacion petrofisica desarrollada en este estudio incorpora la
determinacion, analisis y en algunos casos la estimacion de la resistividad del agua
de formacidn, las propiedades eléctricas de la roca, la porosidad, el radio de garganta
de poros, las facies petrofisicas, la permeabilidad, los cuales son elementos claves
en la descripcion del yacimiento, ya que determinan la relacion existente entre los

fluidos y su movimiento a través del espacio poral de la roca.

1.2) OBJETIVOS

Los objetivos que se pretenden alcanzar con el presente trabajo son los

siguientes:
1.2.1) Objetivo General:
Caracterizar petrofisicamente el yacimiento SBC-1(Cretaceo) perteneciente a

los campos Santa Barbara y Pirital; incorporando los datos de analisis de nucleos

convencionales y especiales.
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1.2.2) Objetivos Especificos:

Determinar la resistividad del agua de formacion a partir de andlisis fisico-
quimicos en muestras de aguas.

Calcular las propiedades eléctricas de la roca.

Elaborar un modelo para la estimacion de la porosidad.

Elaborar un modelo para la estimacion del radio de garganta de poros.
Diferenciar las facies petrofisicas.

Elaborar un modelo para la estimacion de la permeabilidad.

Evaluar los pozos del 4rea en funcion de las variables del modelo.

Obtener el titulo de Ingeniero Geologo otorgado por la Universidad Central de

Venezuela por medio de este trabajo especial de grado.

17



CAPITULO I
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En la industria petrolera, la caracterizacion petrofisica de los yacimientos es
uno de los estudios mas utilizados especificamente para calcular las propiedades de
la roca y hallar las zonas prospectivas mas confiables para la extraccion de

hidrocarburos.

Durante la caracterizacion de los campos Santa Barbara y Pirital se han
realizado, desde sus descubrimientos hasta el presente, diferentes estudios que han
permitido mejorar el conocimiento y entendimiento de las complejas estructuras

existentes, asi como de la columna de fluidos que los identifican.

El ultimo estudio realizado del yacimiento SBC-1 fue un modelo petrofisico en
el afio 1999, el cual incorpord el analisis de las complejas variaciones en la
geometria de los poros y de las gargantas de poros y a su vez se evaluaron los
yacimientos del area a partir de un modelo petrofisico generado utilizando la
informacion de los nucleos y las correlaciones de éstos con los perfiles. Este modelo
se utilizd para la evaluacion de 81 pozos bajo un mismo criterio, logrando asi la
estandarizacion de los datos y la obtencion de resultados uniformes (PDVSA-E&P

Distrito Norte de Monagas, 1999).

Desde el afio 1999 hasta la actual se han recolectado una serie de datos de

analisis de nucleos que necesitan ser interpretados y anexados al modelo existente.
Por lo tanto, la caracterizacion petrofisica que serd realizada tendrd como

finalidad primordial la evaluacion petrofisica de los pozos del area en funcion de las

variables del modelo preexistentes.
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Por medio de esta caracterizacion petrofisica se podran planificar todas las
actividades operativas dentro del yacimiento SBC-1 y los métodos utilizados para
obtener los resultados de la investigacion se podran utilizar en todos los pozos de los

campos Santa Barbara y Pirital asi como también a los pozos de otros campos.

Otro objetivo del presente trabajo podria ser aplicar los resultados del modelo
para encontrar nuevas localizaciones de hidrocarburos, y de esta forma determinar
los intervalos a perforar, pero no se realizo por falta de tiempo y a su vez para dar

oportunidad a otros estudiantes de trabajar en una tesis te grado referente al tema.
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CAPITULO 11
MARCO REFERENCIAL

3.1) Aspectos geologicos del area
3.1.1) Estratigrafia, Sedimentologia y Marco Estructural

En el oriente de Venezuela durante el Cretaceo se depositaron las formaciones
San Antonio y San Juan las cuales representan la zona basal de la columna
estratigrafica que caracteriza los campos Santa Barbara y Pirital, y sobre esta
descansa discordantemente la formacion Naricual de edad Oligoceno Tardio.
Concordantes a la formacion Naricual estan los estratos de edad Mioceno Temprano
a Medio de la formacion Carapita, la cual es discordante con la formacion La Pica
de edad Mioceno—Plioceno, que junto con las formaciones Las Piedras y Mesa (edad

Plioceno a Pleistoceno), conforman el relleno gradual de la cuenca, con un espesor

tomado de 17000 pies (Figura 3.1).

: “ARCILLAS SOLUBLES Y
MESA ARENISCAS DE GRANO | CONTINENTAL
ii GRUESQ Fi3E i
'MIOC; [ENO 1 LAS ARCILLAS, LIMOLITAS, s :
; TARDIS X | X i ARENISCAS GRISASEAS Y| CONTINENTAL
PEIOCENO | PIEDRAS ' | LIGNITOS . e
MIOCENO d I ARCILLAS Y LUTITAS :
SUPERIOR " | “LLA PICA | GRISES, PLASTICAS E MARINO -
A PLIOCENO ! " | HIDRATABLES
ggl?lg]fllf)?{ : " | LUTTTAS GRISES OSCURO| ' MARINO
Sjpessed CARAPITA  |A VERDOSAS AGUAS
_INFERIOR : - PROFUNDAS |
— 5 S S
‘OLIGOCENO |i% fiks ‘éﬁfgfﬁﬁ-(’)ggﬁgz& .| DELTAICOA
SURERIOR NARICUAL | go INTERCALADAS CON| -+ SARIRO.
: | LUTITAS I
= i SIN /ARENISCAS , CUARZO MARINO. !
CRETACEO DIFERENCIAR | CRISTALINOS INTERCA- SOMERO ' ..
(SAN JUAN - ' | LADOS CON LUTITAS Y ‘. AGUAS
SAN ANTONIO)|-LIMOLITAS SOMERAS

Figura 3.1: Columna Estratigrafica Local, campos Santa Bérbara-Pirital
(PDVSA Estudios Integrados Pirital, 2002)

20




La formacién San Antonio consiste esencialmente de calizas y lutitas negras,
como la formacién Querecual, infrayacente, pero ademas contiene numerosas capas
de areniscas duras de color gris claro y de chert (Hedberg, 1937), existen lugares en
donde es muy escasa la proporcion de areniscas y chert, en otros lugares el gran
desarrollo de areniscas hace que la formacion San Antonio se confunda con la
formacion San Juan, suprayacente (Rosales, 1960). Segun Ferrer y Castro (1997) le

asignan a la formacion San Antonio una edad Cretdceo Tardio.

Por su parte la formaciéon San Juan esta representada por una alternancia
monotona de capas de areniscas de 0,3 a 1 m de espesor, muy duras, gris a gris claro
de grano fino, bien escogidas, escasamente glauconiticas y localmente calcareas.
Estas capas de areniscas se intercalan con capas centimétricas de lutitas negras,
arenaceas, localmente calcareas y limolitas negras (Hedberg, 1937), su edad se

adjudica al Cretaceo, Maastrichtiense Tardio (Vivas, 1987).

Las secuencias sedimentarias presentes en las formaciones San Antonio y San
Juan fueron formadas bajo sistemas transgresivos de poco espesor y sistemas de alto

nivel (de gran espesor)(Estudios Integrados Pirital, 2002).

Suprayacente a la formacion San Juan reposa discordantemente la formacion
Naricual de edad Oligoceno Tardio, Peirson (1965) la describe como arenisca blanca
y cuarzosa intercalada con lutita arenosa y limolita finamente laminada, con minimas

cantidades de carbon.
En contacto transicional con la formacion Naricual esta la formacion Carapita

de edad Oligoceno-Mioceno Medio. La formaciéon Carapita consiste de una

secuencia lutitica maciza calcareas de color gris oscuro a negro.
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La formacion La Pica de edad Mioceno Tardio yace discordante sobre la
formacion Carapita y esta consiste en lutitas grises, limolitas, con desarrollos

importantes de areniscas arcillosas de grano fino (Hedberg, 1950).

La formacion Las Piedras consiste en areniscas micaceas, friables, de grano
fino y colores gris claro a gris verdoso, interlaminada con lutitas gris a verdoso,
arcilitas sideriticas, grises, lutitas ligniticas y lignitos (op. cit.). Gonzalez de Juana

(1946) la coloco en Mioceno Tardio a Plioceno.

En el tope de la columna estratigrafica de la zona se encuentra la formacion
Mesa de edad Pleistoceno a Reciente esta compuesta de areniscas de grano grueso y
gravas, con cemento ferruginoso cementadas y muy duras; conglomerado rojo a casi
negro, areniscas blanco-amarillentas, rojo y purpura, con estratificacion cruzada;
ademas contiene lentes discontinuos de arcilla fina arenosa y lentes de limolita

(Gonzalez de Juana et al., 1946).

La estructura geologica del campo, se caracteriza por ser un anticlinal
asimétrico, cruzado por un sistema de fallas de gran complejidad (PDVSA-E&P

Distrito Norte de Monagas, 1999).

De acuerdo al mapa oficial del aio 1995 el Yacimiento SBC-1 comprendia una
mayor area, tal como se muestra en la figura 3.2, sin embargo actualmente el mapa
oficial ha sufrido cambios significativos producto de las nuevas interpretaciones

(Figura 3.3).

22



W

S&REA EM ESTUDAC = AR U SR RS e T
[RF R
FIC-3E
-

LIk

Figura 3.2: Mapa Oficial de los Campos Santa Barbara y Pirital, 1995 (PDVSA Gerencia

de yacimientos Distrito Norte de Monagas, 2005)
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Figura 3.3: Mapa Actual de los Campos Santa Barbara y Pirital (PDVSA Gerencia de

yacimientos Distrito Norte de Monagas, 2005)
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3.2) Estudios previos

Entre los trabajos realizados con anterioridad relacionados con la

caracterizacion del yacimiento SBC-1, se pueden citar los siguientes:

3.2.1) La Gerencia de Explotacion Areas Norte de Monagas, (1997) elaboro
un estudio integral de geologia de yacimientos en los campos Santa Bérbara y Pirital.
En este estudio los principales objetivos fueron la revision y actualizacion del
modelo geolégico de dichos campos, utilizando datos estratigraficos,
sedimentologicos, interpretacion de facies, petrofisica y permeabilidades relativas.
En cuanto al estudio petrofisico se refiere la conclusion mas relevante fue que las
ecuaciones que mejor ajustan para el calculo de la saturacion de agua y de la

permeabilidad en los campo son la de Simandoux y Timur, respectivamente.

3.2.2) PDVSA-E&P Distrito Norte de Monagas, 1999. Realizaron un modelo
petrofisico de los campos Santa Barbara y Pirital, area Norte de Monagas. Del

andlisis petrofisico realizado se obtuvieron las siguientes conclusiones:

1. La arcilla predominante en el area es de tipo caolinita en la formacion
Naricual y de tipo ilita-montmorillonita en el Cretdceo. Los valores de
arcillosidad en el Cretaceo son en general mayor que en la formacion Naricual,
sin embargo, los valores altos de gamma ray de las arenas cretacicas no son
necesariamente indicadores de arcillosidad, sino se deben al alto contenido de
feldespato potasico de estas arenas. Igualmente, los valores de resistividad mas
altos en el Cretaceo que en Naricual, indican diferencias en el tipo de arcilla

predominante entre una y otra formacion.
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2. La porosidad en la formacioén Naricual es en general mayor que en el
Cretaceo, debido al menor contenido de arcilla ubicada en los poros y
gargantas de poros, asi como también por la presion litostatica que ejerce dicha

formacion sobre la columna de roca Cretacea.

3. La saturacion de agua en el Cretaceo es en general més alta que en la
formacion Naricual. Esto se debe principalmente a los siguientes factores:
peor calidad de roca en el Cretaceo, lo cual resulta en menor capacidad de
almacenamiento de hidrocarburos, y la presencia de illita y esmectita, las
cuales tienen un alto contenido de agua adherida a su superficie, resultando

en un aumento en la saturacion de agua irreducible.

4. La permeabilidad en el Cretaceo es en general menor que en la
formacion Naricual, debido a que la columna de roca sobre el cretdceo es de
un espesor mucho mayor, ocasionando un tipo de roca con radios de
gargantas de poros de menor tamafio y por ende, de una menor capacidad de

flujo.

3.3.3) CARRILLO, HERRERA O., OROPEZA C., RUIZ J. y VARGAS
L. (2005) elaboraron un modelo sedimentologico estratigrafico detallado del
terciario y del cretacico de los campos Santa Barbara y Pirital, Norte de Monagas. Su
estudio incluye un andlisis petrofisico que se basd principalmente en establecer
relaciones consistentes de porosidad, permeabilidad, saturacién de agua y radio de

garganta de poros por medio de las cuales representaron unidades de flujo similares.

25



3.3) Fundamentos tedricos
3.3.1) Propiedades Petrofisicas

La petrofisica es el estudio de las propiedades fisicas y quimicas que describen
la incidencia y el comportamiento de las rocas, los s6lidos y los fluidos. Contrario a
lo que generalmente se piensa, este estudio se realiza no solo en condiciones

estaticas, sino también bajo condiciones dinamicas (Garcia, 2001).

Para caracterizar un deposito de petroleo o de gas, se realizan mediciones tales
como resistividad, neutrones y densidad, a partir de las cuales se pueden cuantificar

la permeabilidad, las saturaciones y la porosidad efectivas (Garcia, 2001).
3.3.1.1) Porosidad

La porosidad es una de las caracteristicas petrofisicas mas importante de la
roca-yacimiento, ya que es la que le da su capacidad de almacenamiento de fluidos,

incluyendo los hidrocarburos comercialmente explotables.

La porosidad total o absoluta (PHIT) es la relacion existente entre el volumen
de espacio vacio, llamado también espacio poroso, al volumen total de la roca, y
puede expresarse como una fraccidon, o como un porcentaje, cuando multiplicamos

dicha fraccion por 100 como se muestra en la ecuacion 3.1 (Garcia, 2001).

PHIT="P %100 1)
Vi

donde: PHIT = Porosidad total o absoluta

Vp = Volumen poroso

Vt = Volumen total
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Por otro lado la porosidad efectiva (PHIE) de la arena o de cualquiera sea la
formacion que consideremos, es la relacion entre el volumen de espacio poroso
interconectado y el volumen total (Garcia, 2001), siendo los fluidos contenidos en

este tipo de porosidad los nicos que pueden ser producidos (ecuacion 3.2).

PHIE = %*100 (3.2)
t

donde:
PHIE = Porosidad efectiva
Vpi = Volumen poroso

Vt = Volumen total

La diferencia entre ambas se denomina porosidad no efectiva (ecuacion 3.3).

PHINE = PHIT — PHIE (3.3)
donde: PHINE = Porosidad no efectiva

Existen muchos tipos de porosidad presentes en la roca yacimiento, los mas
comunes son: porosidad intergranular, intragranular, intercristalina y moldica, las
cuales son dependientes de la fabrica de la roca, y por fractura y por disolucion, las

cuales no son dependientes de su textura original (ver figura 3.4).
3.3.1.1.1) Tipos de porosidad

e Porosidad intergranular: es aquella que se forma en el momento de la
depositacion entre las particulas que conforman el sedimento y que varia, en
sentido decreciente, con la compactacion y cementacion posteriores. Es, casi

exclusivamente, la que presentan las rocas siliciclasticas.
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Porosidad intragranular: es aquella que se forma por disolucion parcial de los
granos de la roca, generalmente en rocas carbondticas, peor presente también en
siliciclasticas, siendo un producto de la diagénesis a la que es sometida la roca
posteriormente a su sedimentacion.

Porosidad intercristalina: es aquella que se forma en las rocas cristalinas,
debido a que los cristales individuales presentan limites naturales para su

crecimiento, quedando intersticios entre ellos.

INTERGRANULAR INTRAGRANULAR

'@f

INTERCRISTALINA MOLDICA

POR FRACTURA POR DISOLUCION

Figura 3.4: Tipos de porosidad. Segun la fabrica de la roca: intergranular, intragranular,
intercristalina y moldica, y dependientes de la textura original: por fractura y por disolucion
(EXGEO, 2002)

Porosidad moldica: es un tipo de porosidad secundaria creado con la disolucion

de un componente de preexistencia de una roca, tal como una cascara, un
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fragmento de la roca o un grano. El espacio de poro preserva la forma, o el
molde, del material disuelto.

e Porosidad por fractura: es un tipo de porosidad secundaria producida por el
fracturamiento de esfuerzos tectonico de la roca. Las fracturas usualmente no
tienen mucho volumen, pero al unir  poros preexistentes, realzan la
permeabilidad perceptiblemente. En casos excesivamente raros, las rocas
competentes en el subsuelo, tales como granito pueden convertirse en rocas de
deposito si ocurre suficiente fracturamiento.

e Porosidad por disolucion: Es la porosidad generada por disolucion de aguas
cargadas de acido que pueden pasar a través de la roca, generando asi estructuras
que puedan almacenar hidrocarburos. Esta se presenta en diversas geometrias y

dimensiones: canales de disolucion, vacuolas o cavernas.

3.3.1.1.2) Factores que afectan la porosidad

En las areniscas los factores que mayormente afectan a la porosidad son el
escogimiento y forma de los granos, su forma de empaque y la cementacion. Se dice
que una arenisca presenta buen escogimiento cuando el rango de tamafo los granos
no se desvia notablemente del tamafio promedio del grano, mientras que un
conglomerado presentara mal escogimiento por estar constituido por gravas con una

matriz de arena, limos y arcillas (Garcia, 2001).

Cuando los granos de arena son esféricos y de un mismo tamaio la porosidad
sera maxima, independientemente del tamafio de los granos, siempre y cuando el
modo de empaque sea cubico. Geométricamente se calcula que para ese tipo de
empaque la porosidad es 47.6%, y la porosidad sera siempre la misma no importando
que las esferas sean del tamafio de un balon de futbol o tengan un milimetro de
diametro. Si las mismas esferas son empacadas de la forma mas cercana posible, con

las esferas superiores descansando sobre los valles de las inferiores, la porosidad se
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reducird a 25.9%, y siempre serd la misma independientemente del tamafio de las
esferas mientras ellas entre si sean iguales, y se dice que las esferas estan empacadas

romboédricamente (Garcia, 2001).

En la figura 3.5 se muestran cuatro tipos de empaques de esferas iguales cada

uno con su porosidad calculada.

En la medida que los granos pierden redondez y se hacen mas angulares, se
reduce la porosidad debido a que el empaque se hace mas estrecho entre los granos.
De igual manera, si se mezclan diferentes tamafios de granos, es decir la roca se hace
peor seleccionada, los granos mas pequeiios podran ocupar los espacios vacios entre

los mas grandes, reduciendo asi la porosidad (op. cit).

Rombico o Cubico (= 47.6 %) Ortorrombico (= 39.5 %)

Tetragonal (=30.2 %) Rombohedral (= 25.9 %)

Figura 3.5: Empaque de esferas iguales: cubico, ortorrombico, tetragonal y romboédrico
(Casanova, 2001)

Los granos deben ser cementados para formar una roca propiamente dicha. El
cemento se adhiere a los granos ocupando parte del espacio poroso. El material

cementante suele ser silice o carbonatos, dependiendo de la profundidad de



enterramiento. La presion de confinamiento altera el tamano y forma de los granos y
de los poros, reduciendo la porosidad del yacimiento. Mientras este principio es
cierto en la mayoria de los casos, tiene sus excepciones en el caso de los carbonatos
donde la dolomitizacién puede incrementar con la profundidad aumentando la
porosidad secundaria. No obstante, a partir de profundidades que oscilan entre 18000
y 22000 pies, las probabilidades de encontrar yacimientos econdmicamente
explotables se reducen casi a cero, dependiendo de las caracteristicas de

compactacion y diagénesis de las cuencas sedimentarias (Garcia, 2001).

Aunque en muchas areas los carbonatos producen cementacion a partir de
porosidad primaria, ellos constituyen excelentes yacimientos de porosidad
secundaria. En yacimientos de caliza los espacios porosos pueden ser muy grandes
debido a disolucion del carbonato por aguas circulantes en el subsuelo, pero tienden
a ser muy localizados, presentando los yacimientos mayores dificultades de

explotacion debido a la anisotropia de la roca (op. cit).

Por su parte el agua irreducible, Swi representa el ultimo factor que afecta la
porosidad, debido a que este constituye una fraccion del agua de formacion que se
adhiere por tension superficial a los granos y no puede ser movida, de alli la
denominacion de irreducible. En la medida de que el tamafo de los granos sea
menor, en los rangos de arena muy fina, limo y arcilla, mayor serd la tension
superficial de los granos por unidad de volumen, aumentando asi la fraccion de agua
irreducible y disminuyendo la porosidad efectiva susceptible de ser ocupada por

hidrocarburos (op. cit).

La porosidad en las areniscas es generalmente inferior al 40%. Cuando la
porosidad es inferior al 6% en arenas gasiferas o al 7% en arenas petroliferas, la
permeabilidad es tan baja que no se obtendra produccion comercial. En casos muy
particulares se puede obtener produccion de areniscas con porosidades inferiores a

estos valores cuando existen fracturas. Para los carbonatos los limites de porosidad
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productiva pueden bajar hasta un 5% y la presencia de fracturas es siempre mayor

que en areniscas (Garcia, 2001).

3.3.1.2) Permeabilidad

La permeabilidad es una medida inherente a la roca, que da una idea de la
habilidad a dejar fluir un fluido a través de los canales que constituyen el volumen
poroso interconectado. La permeabilidad se expresa mediante una unidad
denominada DARCY, en honor al Francés Henry Darcy, quien fue el primero en
estudiar el paso del fluido (agua) a través de un medio poroso (filtro de arena) como

lo muestra la figura 3.6:

P2

P1 —

Figura. 3.6: Ley de Darcy (EXGEO, 2002)

Se dice que dicho medio tiene una permeabilidad de un Darcy, un fluido de
una sola fase con una viscosidad de un centipoise, y que llena completamente el
espacio poroso intergranular, fluye a través de éste bajo condiciones de flujo viscoso
a una tasa de un centimetro cubico por segundo, por un 4rea transversal de un
centimetro cuadrado, por centimetro de longitud; y bajo un diferencial de presion de
una atmosfera. En los experimentos iniciales, Darcy no considerd la viscosidad del
fluido como variable. Posteriormente Muskat desarrolld esta ecuacion para la
industria petrolera, tomando en cuenta dicho pardmetro. La expresion matematica de

la Ley de Darcy es la siguiente:
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,_O__K.d

A u dl (34

donde:

V= velocidad aparente de flujo cc/seg
Q= Tasa de flujo, cc/seg

A= 4rea perpendicular al flujo, cm?
K= permeabilidad, Darcy

u= viscosidad, cps

dp/dl = gradiente de presion en la direccion del flujo, atm/cm
3.3.1.2.1) Factores que afectan la permeabilidad:

La permeabilidad esta afectada en el yacimiento, por los mismos factores que
afectan la porosidad tales como presion de Sobrecarga, grado de compactacion de la
roca, tamafio y distribucion de los granos, etc. Ademads, es importante tomar en
cuenta que las medidas de permeabilidad estan afectadas a su vez por el efecto de
deslizamiento de las moléculas, estudiado anteriormente, y por la presencia de

liquidos reactivos en el medio poroso.
3.3.1.2.2) Tipos de permeabilidad

e Permeabilidad absoluta: es la capacidad de conduccion, cuando Gnicamente un
fluido esta presente en los poros (flujo monofasico).

e Permeabilidad efectiva: es la capacidad de la roca para conducir un fluido en la
presencia de otros fluidos. La permeabilidad efectiva es la conductividad de cada
fase para una saturacion especifica. Los fluidos interactian entre ellos y la
permeabilidad efectiva individual de cada fase asi como su suma es mas baja que

la permeabilidad absoluta.
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e Permeabilidad relativa: Es el cociente entre la permeabilidad efectiva de cierto
fluido en un ambiente de saturacion parcial y la permeabilidad cuando es del cien
por ciento (100%). Los valores se obtienen directamente del laboratorio o de
registros de pozos mediante métodos cualitativos permeabilidad horizontal y
permeabilidad vertical.

e Permeabilidad Klikenberg: Se define como la permeabilidad liquida equivalente
obtenida a partir de la permeabilidad al aire extrapolada a una presion infinita.
La mayoria de las permeabilidades medidas en el pasado han sido
permeabilidades al aire, las cuales resultan muy optimistas, especialmente en
litologias de baja permeabilidad, por consiguiente, es razonable utilizar las
permeabilidades Klinkenberg (Koo) en lugar de la permeabilidad al aire (Acosta,
2002).

3.3.1.2.3) Clasificacion de la permeabilidad

e Permeabilidad primaria o matricial: es aquella permeabilidad originada en el
proceso de sedimentacion, depositacion, consolidacion y litificacion de la roca.

e Permeabilidad secundaria o inducida: es aquella permeabilidad producida por la
alteracion de la matriz; disminucidon por compactacion — cementacion e

incremento por fracturamiento y disolucion.

3.3.1.2.4) Modelos de permeabilidad

Todos los modelos matematicos para el calculo de permeabilidad se derivan de
la ecuacion de Darcy, la cual expresa la rata de flujo a través de un medio poroso y

permeable:
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Q=1.127K‘pr (3.5)

Donde:
Q: tasa de flujo (BPD).
K: Permeabilidad (Darcy).
A: Area transversal (pies?).
AP: Diferencial de presion (psi).
u: Viscosidad (centipoise).

L: Distancia recorrida por el fluido (pies).

Desde hace mucho tiempo se conoce que existe una correlacion general entre
porosidad y permeabilidad. Esto quiere decir que si se tienen dos rocas compuestas
de granos del mismo tamafio, la que posea mayor cementacion tendrd menor
porosidad y menor permeabilidad. Por consiguiente, es de esperar que la
permeabilidad de una arenisca pueda ser expresada en términos de la saturacion de
agua irreducible, la cual es la medida del tamafio de grano y de la porosidad, que a su

vez refleja el grado de cementacion.

A partir de estudios de campo sobre la porosidad, permeabilidad y Ia
saturacion de agua irreducible, diferentes autores han desarrollado distintos modelos
a través de ecuaciones empiricas que relacionan estas tres variables. Estos se

muestran a continuacion:

K= (WJ (3.6)

Tixier: Swi
100*¢2425 2 3 7
K=|—"— .
Timur: Swi (3.7)

35



P (70*;,52 *(1- Swi)j (3.8)

Coates: Swi

Donde:
K: Permeabilidad (milidarcys).
&: Porosidad (fraccion).

Swi: Saturacion de agua irreducible (fraccion).
3.3.1.3) Saturaciones de fluidos

Los sedimentos al depositarse lo hacen conteniendo agua del ambiente
sedimentario correspondiente en el espacio poroso intergranular, es decir, que se
depositan conteniendo cien por ciento de agua connata en el espacio poroso. La
saturacion de fluidos de una roca es, por lo tanto, la relacion entre el volumen de
fluidos contenido en su espacio poroso y su volumen poroso total. A medida que la
roca es soterrada, cierta fraccion de la saturacion de agua connata puede ser
reemplazada por hidrocarburos si la roca constituye una trampa estructural o
estratigrafica, por lo que la saturacion de agua se torna irreducible si la migracion de
hidrocarburos se realiza bajo condiciones de capilaridad apropiadas. Por esta razén la
saturacion de agua irreducible de los yacimientos esta por debajo de un 50% del
espacio poroso en la mayoria de los casos, pudiendo llegar a un 60% en arenas de
grano muy fino o muy arcillosas. En los carbonatos una saturacion de agua de 50%
es usualmente considerada como el corte de productividad. Sin embargo, algunas
cretas y margas pueden producir hidrocarburos con 70% de saturacion de agua,
mientras que otros carbonatos produciran agua con solamente 30%. La experiencia
del petrofisico en las areas es necesaria para establecer parametros de cortes
apropiados. La determinacion mas exacta posible de la saturacion de agua es el
objetivo principal de la evaluacion de formaciones. Cuando se evalta un intervalo
potencialmente petrolifero se asume que la fraccion del espacio poroso no ocupada

por agua contiene hidrocarburos (ecuacion 3.9), por lo tanto:
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So=1-Sw (3.9

Es importante resaltar que por su naturaleza las aguas connatas van desde
agua fresca en ambientes sedimentarios continentales hasta salinas en ambientes
marinos, pudiendo ser modificadas por las reacciones quimicas que ocurren en el
subsuelo durante la compactacion y diagénesis o al mezclarse con aguas meteoricas.
Un tercer tipo de agua mas raro que puede estar presente en el subsuelo de
provincias igneo-metamorficas lo constituye las aguas juveniles de origen
magmatico. En la presencia de evaporitas, como sal y anhidrita, las aguas de
formacion pueden exceder la salinidad del agua de mar de 35.000 ppm,
observandose casos de salinidades superiores a los 100.000 ppm.. En las cuencas
sedimentarias de Venezuela las salinidades de las aguas de formacion oscilan
generalmente entre 8.000 y 24.000 ppm, llegandose a valores cercanos a 2.000 ppm
en la Faja del Orinoco y ciertos campos de la Cuenca de Barinas-Apure, provincias
geologicas en las cuales las formaciones son recargadas con aguas meteoricas

(Garcia, 2001).
3.3.2) Presion capilar:

La presion capilar puede ser definida como la fuerza por unidad de superficie,
resultante de la interaccion de fuerzas superficiales y la geometria del medio en el
cual actian. Para un tubo capilar, la presion capilar es definida en funcion de la
tension interfacial entre los fluidos,o, el angulo de contacto de la interface entre los

dos fluidos y el tubo,d. , y el radio del tubo, 7. Esta relacion se expresa en la

Ecuacion 3.10 (Tenias, 2000).

_ 20cos6,

Pc (3.10)

t
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Esta situacion es muy parecida a la que existe en un yacimiento si se
consideran los canales porosos como tubos capilares de diferentes diametros,
distribuidos irregularmente a través del yacimiento y conteniendo tres fluidos
inmiscibles agua, petroleo y gas. La figura 3.7, muestra un recipiente que contiene
petroleo y agua. Si el agua ascenderd en el capilar a una altura h por encima de su

nivel en el recipiente (Acosta, 2002).

A

FETROLED

Figura 3.7: Ascenso de agua en un Capilar
(Acosta, 2002)

Este ascenso se debe a la fuerza de adhesion entre el tubo y los liquidos
inmiscibles y es balanceado por la accion de la gravedad sobre la masa de petroleo y

agua.

El angulo de contacto es medido a través del fluido mas denso. En un
empaquetamiento de esferas, la presion capilar es expresada en funcion de dos radios
de curvatura perpendiculares cualesquiera (estos radios se cruzan en un solo punto)
11y I, y la tension interfacial de los fluidos. (Ver Figura 3.8). Esta relacion esta dada

en la Ecuacion 3.11 (op. cit.).
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Pc = 0'(1+1J (3.11)

h n

Comparando la Ecuacion 3.11 para la presion capilar determinada por el
método del tubo capilar, se puede definir el radio promedio » como sigue:
1 1 2cosé, K r,

1 - r
= = + — = r = = !
roonon , n+r  2cosd, (.11

Figura 3.8: A) Elevacion capilar de un fluido mojante; B) Depresion
capilar de un fluido no mojante (Acosta, 2002)

Es préacticamente imposible medir los valores de r; y r;; debido a esto, son
referidos generalmente al radio de curvatura y empiricamente determinados a partir

de otras medidas en un medio poroso.
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La distribucion del liquido en un sistema poroso depende de las caracteristicas
de humectabilidad. Es necesario determinar cual es el fluido humectante, puesto que
es éste el que ocupa los espacios porosos pequefios. Para un empaque de esferas, la
distribucion de la fase mojante es funicular o pendular. En la distribucion funicular,
la fase humectante es continua, cubriendo completamente la superficie del s6lido. El
anillo pendular es un estado de saturacion en el cual la fase humectante no es
continua y la fase no mojante estd en contacto con parte de la superficie del solido.
La fase humectante ocupa los intersticios pequefios. A medida que la saturacion de
fase mojante pasa de una distribucion funicular a una pendular, decrece el volumen
de la fase mojante y los valores de r; y r, tienden también a decrecer en magnitud. En
la Ecuacion 3.7, se tiene que si disminuyen los valores para r; y 1, se incrementa el
valor de la presion capilar. Debido a que r; y r, pueden ser relacionados a la
saturacion de la fase humectante, es posible expresar la presion capilar como una
funcién de la saturacion de fluido cuando dos fases inmiscibles estan dentro de una

matriz porosa (Acosta, 2002).

La presion capilar nos permite calcular saturacion del agua sobre el nivel del
agua libre, tamafio y distribucion de la garganta de poros y permeabilidad relativa en

ausencia de datos medidos (Tenias, 2000).

3.3.2.1) Métodos para determinar la funcion de presion capilar

Las medidas de la presion capilar son muy importantes porque ellas pueden ser
usadas para estimar valores de saturacion de agua inicial y la distribucion del tamafio
de poro. Los tres métodos comunes para determinar la funcion de presion capilar son

(Tenias, 2000):
1. El método del plato o diafragma poroso: se realiza cuando se requiere estudiar la

distribucion de los fluidos en rocas de yacimiento y determinar la saturacion de

agua irreducible de la muestra en estudio. Los nucleos son colocados sobre un
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2.

diafragma poroso, permeable a la fase mojante. Mediante la aplicacion de una
presion determinada a la fase no mojante, la cual esta confinada sobre un plato,
una porcion de la fase mojante es expulsada de la muestra. Debido al aumento
progresivo de la presion, se establece una relacion entre los fluidos y la presion

capilar.

Entre los comentarios sobre el método de diafragma o plato poroso se tiene que:

1.1) Ventajas: es un método muy sencillo y directo, que permite leer
directamente la propiedad de interés, proporciona una medicién absoluta
y permite definir perfectamente la presion umbral y la saturacion
irreducible de agua del sistema.

1.2)  Desventajas: la técnica no es tan rapida como otros métodos, pues se debe
asegurar el desplazamiento completo de la porcién de la fase mojante que
se moviliza para cada presion aplicada; solo se emplea para curvas de

drenaje y en muestras poco permeables.

El método de alta velocidad centrifuga: consiste en ir aumentando la velocidad
de centrifugacion paso a paso y medir cada vez la fase desplazada. La velocidad
de centrifugacion, y la saturacion correspondiente se miden a partir de la
saturacion promedio en equilibrio a medida que varia la velocidad. La presion
capilar es balanceada por la diferencia de presion debido a centrifugacion. El
perfil de presion de cada fluido puede relacionarse con la velocidad de rotacion

y la densidad del fluido.

Entre los comentarios sobre el método de diafragma o plato poroso se tiene que:
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2.1) Ventajas:

e Esun método rapido y operacional simple

e El instrumental es elaborado pero no es necesario asegurar contactos
capilares

e Se establece el equilibrio rapidamente

e Permite hacer mediciones de drenaje e imbibicion

e FEldrenaje de la fase desplazada es directo

e Permite definir perfectamente la presion umbral de muestras poco
permeables

e Permite determinar diferencias de presiones altas entre las fases presentes

e Permite obtener la saturacion de agua nativa, saturacion residual de petroleo
y la curva completa de presion capilar

e Excelente precision traducida en resultados reproducibles.

2.2) Desventajas:

e El calculo es indirecto
e Lasaturacion de fases varia a lo largo de la muestra

¢ No permite obtener el perfil de saturacion.

El método de inyeccion de mercurio: el método consiste basicamente de saturar a
una muestra cilindrica de un ntcleo, mediante la inyeccion de mercurio, la
cantidad de liquido inyectado en cada incremento de la presion se registra y se

presenta como una curva capilar.

Entre los comentarios sobre el método de diafragma o plato poroso se tiene que:
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3.1) Ventajas:

e Los resultados son obtenidos rapidamente
e El método es razonablemente exacto

e Se obtiene un rango muy alto de presiones capilares.

3.2) Desventajas:

e Se destruye la muestra o nticleo debido a la contaminacién de mercurio
e El mercurio puede resultar un material de prueba peligroso
e La conversion requerida entre los datos de presion capilar de mercurio/aire

para sistemas de fluidos de yacimientos.
3.3.3) Radio de garganta de poros
Cuando se habla de radio de garganta de poros nos referimos al sistema
poroso que contribuye en mayor grado al almacenamiento de los fluidos y no al flujo
de los mismos (EXGEO, 2002).

3.3.4) Facies petrofisicas (EXGEO, 2002).

Al hablar de facies petrofisicas nos referimos a una unidad de roca con
propiedades petrofisicas similares y una relacion consistente entre porosidad,
permeabilidad, saturacion de agua irreducible y radio de gargantas de poros.

Las facies petrofisicas representan unidades con capacidad de flujo similar y se

obtienen a partir de ntcleos y correlaciones entre nucleos y perfiles, utilizando el

radio de garganta de poros como principal pardmetro de clasificacion.
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Estos célculos permiten integrar los resultados de pruebas de presion capilar
por inyeccion de mercurio a la geometria de poros y de gargantas de poros que
dominan el almacenamiento y flujo de los fluidos en el yacimiento y relacionarlo con

la porosidad y permeabilidad de la roca.

3.3.5) Unidades de Flujo (EXGEO, 2002).

Una unidad de flujo se refiere al volumen de roca que permite la circulacion
del fluido. Puede ser una unidad sedimentaria, parte de ella o una facies

sedimentaria.
Una unidad sedimentaria es la asociacion de facies sedimentarias que coexisten
en equilibrio en un ambiente especifico y representa una evolucion constante de los

procesos sedimentarios hasta su finalizacion.

Una facies sedimentaria es el conjunto de propiedades fisicas, quimicas y

bioldgicas que caracterizan una roca y la diferencian de otra.

3.3.6) Métodos de Winland(1972) y Pitmann(1992)

El método de Winland (1972) es utilizado para determinar el modelo de

garganta de poros que domina el sistema roca-fluido.

Winland (1972) desarrolld una relacion empirica entre porosidad,
permeabilidad al aire y el radio de garganta de poros correspondiente a una

saturacion de mercurio de 35% la cual se muestra en la ecuacion 3.13:

LogR35 = 0.732 + 0.588*LogKa — 0.864*Log® (3.13)
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en donde Ka es la permeabilidad al aire, @ es la porosidad y R35 es el tamafio de
garganta de poros cuando el 35% del espacio poroso de la roca estd saturado con
un fluido no mojante en una prueba de presion capilar (PDVSA-E&P-INTEVEP,
1999).

Posteriormente Pitmann (1992) ampli6 éste estudio encontrando relaciones

empiricas para saturaciones de mercurio desde 10% hasta 75% (ver figura 3.9).

Ecuaciones de Pitmann
LogR10 = 0.459 + 0.500* LogKa - 0.385*Log®
LogR15 =0.333 + 0.509* LogKa - 0.344*Log®
LogR20 = 0.218 + 0.519* LogKa - 0.303*Log®
LogR25 = 0.204 + 0.531* LogKa - 0.350*Log®
LogR30 = 0.215 + 0.547* LogKa - 0.420*Log®
LogR35 = 0.255 + 0.565* LogKa - 0.523*Log®
LogR40 = 0.360 + 0.582* LogKa - 0.680*Log®
LogR45 = 0.609 + 0.608* LogKa - 0.974*Log®
LogR50 = 0.778 + 0.626* LogKa - 1.205*Log®
LogR55 = 0.948 + 0.632* LogKa - 1.426*Log®
LogR60 = 1.096 + 0.648* LogKa - 1.666*Log®
LogR65 = 1.372 + 0.643* LogKa - 1.979*Log®
LogR70 = 1.664 + 0.627* LogKa - 2.314*Log®
LogR75 = 1.880 + 0.609* LogKa - 2.626*Log®

Figura 3.9: Ecuaciones de Pitmann (1992) para saturaciones de mercurio desde
10% hasta 75% (PDVSA-E&P-INTEVEP, Distrito Norte de Monagas, 1999)

3.3.7) Propiedades eléctricas de las rocas (FF, Sw, IR)

Las propiedades eléctricas del yacimiento varian fuertemente con la porosidad
y las caracteristicas de los fluidos en el espacio poroso; usualmente, propiedades
basicas se determinan asumiendo la roca del yacimiento limpia (no arcillosa) y 100%

saturada de agua (Sw = 1).
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3.3.7.1) Factor de formacion

El concepto de factor de formacion nace del hecho de que la resistividad de la
roca 100% saturada de agua debe ser proporcional a la resistividad del agua, ya que

solo el agua es conductora (Garcia, 2001).

El factor de formacion es la constante de proporcionalidad entre la resistividad
de la roca 100% saturada de agua y la resistividad del agua y esta definido como
cuantas veces es mayor la resistividad de dicha roca con respecto a la resistividad del

agua contenida, lo cual se muestra en la ecuacion 3.14 (relacion de Archie),

FF = Ro (3.14)
Rw

donde FF es el factor de formacion, Ro es la resistividad de la roca 100% saturada de

agua y Rw es la resistividad del agua.
3.3.7.2) Saturacion de agua
Se le llama saturacion de agua a la fraccion del espacio poroso que contiene
agua y se nota Sw (op. cit.). A continuacioén se muestran los modelos de saturacion
de agua mas comunes:
3.3.7.2.1) Modelo de Archie:
Este modelo funciona para zonas limpias, libres de arcillosidad. Los valores

de saturacion de agua determinados a partir de este modelo en arenas arcillosas,

resultan mayores a los reales, debido a que esta ecuacion se basa en que la
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conductividad de la formacion es funcioén solamente del agua de formacion, cuando

en realidad, también depende de la conductividad de las arcillas presentes.

S = aRw
¢" Rt

(3.15)

3.3.7.2.2) Modelo de Simandoux:

Ha sido usado ampliamente en todo el mundo y funciona bastante bien en la
gran mayoria de los yacimientos venezolanos. Se basa en que la conductividad de

una arena arcillosa se expresa de la siguiente manera:
LI Sw" +[VShij
Rt \ aRw Rsh (3.16)

Rt: Resistividad verdadera o total (ohm.m).

J: Porosidad (fraccion).

Donde:

m: Factor de cementacion (adimensional).

a: Factor de tortuosidad (adimensional).

Rw: Resistividad del agua de formacién (ohm.m).
Sw: Saturacion de agua.

n: Exponente de saturacion (adimensional).

Vsh: Volumen de arcilla (fraccion).

Rsh: Resistividad de las arcillas (ohm.m).

3.3.7.2.3) Modelo de Simandoux modificado (Saraband):

Se basa en una modificacion de la ecuacion de Simandoux, agregandole el

término (1-Vsh).
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1 ¢" Vsh
e s+ s
Rt (aRw(l—Vsh)j v (Rshj v @17
3.3.7.2.4) Modelo de “Indonesia” Poupon — Leveaux:

Es un modelo desarrollado para arenas muy arcillosas y con una elevada

resistividad del agua.

Sw = (3.18)

¢ Rt \/¢mVsh (2-sh) Vh(Z—Vxh)Rl
aRwRsh Rsh

3.3.7.3) Indice de resistividad
El indice de resistividad es una propiedad eléctrica de la roca que se refiere a
las veces que la resistividad de una roca parcialmente saturada de agua es mayor que

la resistividad de la misma roca 100% saturada con la misma agua y a la misma

temperatura (Garcia, 2001), esta relacion se muestra en la ecuacion 3.19.

Rt
IR="—" (3.19)
Ro

donde IR es el indice de resistividad, Rt es la resistividad verdadera de la roca y Ro

es la resistividad de la roca 100% saturada de agua.

El indice de resistividad es usado para calcular porcentajes de petréleo y agua.
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3.3.8) Parametros petrofisicos (m, a, n)

3.3.8.1) Factor o exponente de cementacion y coeficiente de

tortuosidad

El factor o exponente de cementaciéon “m” es un parametro petrofisico que
refleja la tortuosidad del flujo de corriente a través de los poros de la roca (Garcia,

2001).

Tomando en cuenta que para una porosidad (PHI) dada la relacion Ro/Rw es
constante sin importar el valor de Rw considerado, se tiene que el factor de
formacion es una funcion de la porosidad como se muestra en la ecuacion 3.20 (op.

cit.).

_Ro_ 1

FF = =
Rw  PHI"

(3.20)

Debido a que el exponente “m” aumenta cuando existe una disminucion de la
porosidad a la ecuacion 3.20 se le agregd el coeficiente “a”, llamado también
coeficiente de tortuosidad, quedando la relacion de la forma que se muestra en la

ecuacion 3.21 (op. cit.).

_Ro_ 1 B
Rw PHI™ PHI"

(3.21)

3.3.8.2) Factor o exponente de saturacion

€C_ 9%

El exponente de saturacion “n” es un pardmetro petrofisico, cuya de

dependencia de muchos factores (tipo de roca, tipo de fluidos, presion confinante y
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mojabilidad) lo hacen muy dificil de determinar, atin con medidas realizadas en el

laboratorio (Garcia, 2001).

Su valor viene dado por la relacion de Archie (ecuacion 3.22), la cual

representa la ecuacion basica en la interpretacion de perfiles.

1

% A
w o= | AR T 30
PHI ™ * Rt

Garcia (2001) afirma que “el valor de n debe ser cercano al de m por la sencilla
razon de que el flujo de corriente no puede distinguir entre en desplazamiento del
agua por granos de arena o por globulos de petroleo del mismo tamaino, ya que

ambos materiales son aislantes eléctricos”.

3.3.9) Analisis de nucleos

Un nucleo es una muestra rocosa, que es tomada de una pozo petrolifero a una
profundidad especifica, por métodos especiales, preservando su estructura geoldgica
y sus caracteristicas fisico-quimico de la mejor manera posible, con la finalidad de
hacer andlisis petrofisicos y geologicos (Casanova, 2001).

La integracion de los datos de analisis de nucleos convencionales y especiales
a una caracterizacion petrofisica permite a los ingenieros establecer descripciones
adecuadas del reservorio (op. cit.).

3.3.9.1) Analisis convencionales

3.3.9.1.1) Porosidad: por medio de este andlisis se define la

capacidad de almacenamiento del yacimiento. Los métodos utilizados para su

50



obtencion son: Porosimetro de la Ley de Boyle, Técnica de sumatoria de fluidos,

Restauracion (Coretes Systems, 2002).

3.3.9.1.2) Permeabilidad: La permeabilidad se determina en
ambas direcciones, horizontal y vertical. Define capacidad de flujo, distribucion,
probabilidad de conificacion y potencial de drenaje de gravedad. El método utilizado

para su obtencion es el perméametro (op. cit.).

3.3.9.1.3) Saturacién de fluidos: Define el espesor neto que
aportan los tipos de hidrocarburos, contactos de agua/petroleo/gas, saturacion de
agua connata si el lodo usado es base aceite; asi como también define el exponente
de cementacion y saturacion. Los métodos utilizados para su obtencién son:

Destilacion — extraccion de Solvente por Dean-Stark o aparato de Soxhlet (op. cit.).

3.3.9.1.4) Densidad de granos: Valida calculos de registros de

densidad. El método con el cual se obtiene este analisis es: Ley de Boyle (op. cit.).

3.3.9.1.5) Registro gamma ray: por medio de este analisis se
puede realizar la correccion de la diferencia en profundidad entre el registro Gamma
Ray con el Core Gamma. El método utilizado para su obtencion es: Detector Core

Gamma Ray (op. cit.).
3.3.9.2) Analisis especiales
3.3.9.2.1) Presion capilar: determina permeabilidades relativas,
geometria de garganta poral y saturaciéon de agua irreducible. Método utilizado:

técnica de estado de restauracion, técnica de centrifuga e inyeccion de mercurio

(Coretes Systems, 2002).

51



3.3.9.2.2) Capacidad de intercambio catidonico: determina la
cantidad de cationes intercambiables presentes en la arcilla dentro del espacio poroso
(ayuda a estimar saturaciones de agua). Método utilizado: quimico del acetato de

amonio (op. cit.).

3.3.9.2.3) Humectabilidad: ayuda a seleccionar el fluido del
nlcleo para conservar las permeabilidades relativas. Método utilizado: método de

Amott (USBM) (op. cit.).

3.3.9.2.4) Factor de formacion e indice de resistividad: ayudan a
determinar los parametros petrofisicos m, n y a. Los métodos utilizados son:

ecuaciones de Archie, Waxman-Smits-Thomas (op. cit.).

3.3.9.2.5) Analisis petrografico de secciones finas: permite una
caracterizacion de texturas, mineralogia y porosidad de rocas de yacimientos. Los

métodos utilizados son: técnicas de petrografia estandar (op. cit.).

3.3.9.2.6) Difraccion de rayos X (XRD): provee los datos
cuantitativos sobre la composicion mineralogica de las muestras seleccionadas.

Método utilizado: difractometro de rayos X (op. cit.).

3.3.9.2.7) Microscopia electronica de barrido: caracterizan el
tipo y naturaleza de porosidad visible, el tipo y morfologia de cemento, arcillas
(matriz) y relaciones diagenéticas. Método utilizado: EDS (Energy Dispersive

Spectroscopy) (Coretes Systems, 2002).
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3.3.10) Registros de pozos

El perfilaje de pozos es una operacion en la cual se registran, con relacion a su
profundidad, algunos datos caracteristicos de las formaciones atravesadas por una

perforacion. Este registro se conoce como perfil (Cermetio, 2005).

El objetivo principal de los registros de pozos es ayudar en la localizacion de
formaciones o rocas contentivas de petréleo o gas. Los registros sirven ademas para
obtener datos necesarios para planificar las operaciones de completacion de pozo y la

estimacion de reservas.

Generalmente, el conjunto de perfiles ideal consta de registros de litologia,
porosidad y resistividad, ademds de una curva relacionada con la geometria del pozo
(calibre) para dar una idea clara del estado en que se encuentra el hoyo en el

momento del perfilaje.

3.3.10.1) Registros de litologia

3.3.10.1.1) Perfil de Rayos Gamma: El registro de rayos gamma
o GR es, basicamente, una medida de la radiactividad natural de las formaciones en
el subsuelo, contra profundidad. Esta radiactividad proviene de las emisiones del
Uranio, Torio y Potasio presentes en las rocas. Los rayos gamma son capaces de
penetrar unas pocas pulgadas en la roca y una fraccion de ellos, que se originan cerca
del hoyo, lo atraviesan, pudiendo ser detectados por un sensor de rayos gamma que
produce un pulso eléctrico discreto por cada rayo detectado. El parametro registrado
es el nimero de pulsos captados por unidad de tiempo. El GR es registrado en

unidades API, usualmente desde 0 hasta 150.

A través de este se pueden distinguir zonas permeables, por el hecho de que los

elementos radiactivos tienden a ser abundantes en las lutitas, las cuales son

53



impermeables, y mucho menores en los carbonatos y en las arenas, los cuales
generalmente son permeables. De esta manera, el registro GR puede separar bastante
bien arenas limpias y carbonatos de las arcillas, y es por eso que es usado
extensamente por los gedlogos como un registro de correlacion, asociando la
estratigrafia de un pozo a la de los vecinos o a la encontrada en trabajos de superficie

en los alrededores de la cuenca.

La curva de potencial espontaneo (SP) es un registro de la diferencia entre el
potencial eléctrico de un electrodo moévil, colocado en el pozo, y el potencial

eléctrico de un electrodo fijo en la superficie.

Por lo general, la curva de SP se muestra méas o menos recta frente a las lutitas,
mientras que frente a las formaciones permeables, la curva muestra deflexiones hacia
la derecha o a la izquierda, dependiendo de la salinidad del agua de formacién y el

filtrado.

Este perfil sirve para realizar correlaciones de litologias, identificar zonas
porosas y permeables, determinar arcillosidad y estimar la resistividad del agua de
formacion, este Gltimo parametro se puede calcular mediante el potencial total o
maxima medicion de la curva, SSP, que no es mas que la suma de todos los

potenciales presentes en el pozo y se puede determinar a cualquier temperatura.

3.3.10.2) Registros de porosidad

Este tipo de registro mide la densidad de los electrones en la formacion
mediante una fuente quimica de rayos gamma y dos receptores sellados de dichos
rayos. El nimero de electrones que puede transmitirse de la fuente a los receptores es
proporcional a la densidad de la formacion. Para la mayor parte de los minerales que
se encuentran en la exploracion para petroleo, la densidad de los electrones es igual a

la densidad total.
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El sistema de deteccion doble compensa las irregularidades en el pozo, asi
como la presencia del revoque. Los registros de densidad pueden correrse en pozos

perforados con aire comprimido o con cualquier clase de fluido.

El registro de densidad suministra informacién bastante confiable y directa
para el calculo de la porosidad de una formacion; sin embargo, la presencia de arcilla
produce una leve disminucién de la densidad, por lo tanto aumenta muy ligeramente
la porosidad leida en el perfil. Este inconveniente se evita corrigiendo el valor
obtenido por arcillosidad. Se emplea también para evaluar formaciones de litologia
compleja, evaluacion de formaciones arcillosas, identificacion de minerales y para

deteccion de gas en los yacimientos.

Las densidades de la matriz, de la arcilla y del fluido deben ser muy bien
conocidas para lograr la obtencion de valores confiables de la porosidad de una

formacion.

El registro de neutrén es una medicion de la radiaciéon inducida en la
formacion. Esta induccion se obtiene bombardeando la formaciéon con neutrones que

se mueven a gran velocidad.

Los neutrones son particulas eléctricamente neutras cuya masa se aproxima a
la del nucleo de hidrogeno. Debido a que la diferencia en la concentracion de
hidrégeno en petroleo a agua es minima, los registros de neutréon son una medicion
del volumen de fluido en los poros. Si se identifica un gran nimero de neutrones,

ello indica una porosidad baja, y viceversa.
En la interpretacion de los registros de neutron existen dos factores adicionales

que deben tenerse en cuenta. En primer lugar, las lutitas y zonas con un alto

contenido en lutitas mostrardn una porosidad muy alta debido al agua asociada. En
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segundo lugar, debido a la baja concentracioén de hidrégeno en el gas, las zonas ricas
en gas mostraran una porosidad muy baja. Estos dos factores en realidad constituyen
una ventaja, pues la comparacion de estas propiedades con las determinadas en los
nucleos o con otros tipos de registros, suministra un método conveniente para la
determinacion de los volumenes de lutita y la distincién entre zonas gaseosas de

aquellas ricas en petréleo o agua.

3.3.10.2.1) Perfil sénico

Es una herramienta que mide el tiempo mas corto requerido por la onda de
sonido para viajar a través de un pie vertical de la formacion adyacente a la pared del
pozo. Este tiempo de transito (la inversa de la velocidad) puede ser relacionado a la
porosidad de la formacion. El tiempo total que una onda acustica emplea para
recorrer un pie de la roca, se le adicionan los tiempos proporcionales representados a
través de los poros llenos con fluido y de la matriz, lo cual representa la parte solida

de la roca.

El instrumento acustico contiene un transmisor y dos receptores, con un
espaciamiento de 3 pies entre el transmisor y el primer receptor, y de 2 pies entre
ambos receptores. Cuando se activa el transmisor, la onda actstica se transmite por
la columna de fluido y se registra en los receptores. La diferencia de tiempo corrido
entre el primer y segundo receptor depende de la densidad del medio por el cual el

sonido viaja.

En algunas 4reas es practica comun el correr mas de un registro para
determinar la porosidad de un pozo. La combinacion mas comun es densidad —
neutrdn; siendo ésta tltima la mas comun. Estos registros se corren al mismo tiempo
con en rayo gamma Y el calibrador y se usan para diferenciar petroleo y agua de gas,

calcular volimenes de litologia y determinar el volumen de lutita en la matriz.
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3.3.10.3) Registros de resistividad

3.3.10.3.1) Registro Eléctrico

Consiste en una curva SP y una combinacion de curvas de resistividad que

reciben el nombre de normal o lateral seglin la configuracion de los electrodos.

La curva normal se obtiene utilizando dos electrodos pozo abajo, un electrodo
de corriente y un electrodo receptor. Los valores de la resistividad se obtienen
mediante la caida de voltaje entre los dos electrodos. Se utiliza una normal corta (con
18 pulgadas de espaciamiento entre los electrodos) para correlacion, definicion de

los bordes de los estratos y para medir la resistividad cerca del pozo.

La curva lateral se obtiene utilizando tres electrodos pozo abajo, uno de
corriente y dos receptores. Las curvas laterales no son simétricas y presentan
distorsiones como resultado de estratos adyacentes delgados, pero son muy efectivas

en la medicion de la resistividad real en formaciones gruesas y homogéneas.

3.3.10.3.2) Registro de Induccion Eléctrica

Este registro, como su nombre lo indica, es una combinacion de curvas
eléctrica y de induccion; por lo tanto, mide la conductividad de la formacion y es
muy efectivo en formaciones con porosidad de intermedia a alta. El registro de
induccion eléctrica incluye una curva SP y/o curva de rayos gamma, la normal de 18
pulgadas y la curva de induccion, tanto en la columna de resistividad como en la de
conductividad. En aquellas 4reas donde la resistividad es baja, es comun registrar

una curva normal de 18 pulgadas expandida.

En el registro de induccidn se hace circular una corriente alterna constante por

una bobina transmisora aislada. El campo magnético alterno de la bobina induce una
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corriente alterna en la formacion, la cual resulta en un campo magnético secundario,
el cual a su vez induce una corriente en una bobina receptora. La corriente inducida
en la bobina receptora es proporcional a la conductividad y/o resistividad de la

formacion.

Bajo condiciones favorables es posible usar los valores obtenidos en el registro
de induccion en la determinacion de la resistividad real; sin embargo, deben hacerse
correcciones, para las cuales existen graficos tales como: estratos delgados,

diametros de pozo muy grandes, invasion extensa, etc.

Es una de las mediciones més avanzadas y modernas de la resistividad de que
se dispone hoy en dia. Es muy util, especialmente cuando los didmetros de la
invasion son grandes. Este registro muestra una curva SP y/o curva de rayos gamma,
ademas de tres curvas de resistividad con penetraciones diferentes. La curva de
penetracion poco profunda se obtiene con un instrumento corto de guarda y mide la
resistividad de la zona limpia (Rxo). La curva intermedia mide las resistividades
combinadas de las zonas limpia e invadida (R1i), en tanto que la curva profunda mide

principalmente la resistividad de la zona no contaminada (Rt).

3.3.10.3.3) Registro de Guarda (Casanova, 2001)

Se obtiene mediante un instrumento que enfoca una corriente; su utilidad
principal es en fluidos conductivos, estratos delgados y formaciones con alta
resistividad. Los electrodos de guarda se colocan arriba y debajo del electrodo de
corriente y se mantienen con el mismo potencial, a fin de enfocar la corriente de la
formacion en un disco delgado, el cual fluye perpendicularmente al pozo. El radio de
investigacion es aproximadamente igual a tres veces la longitud del electrodo de
guarda. El registro de guarda define muy bien los bordes de los estratos y se afecta

poco con las resistividades de los estratos adyacentes.
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Los sistemas de guarda poco profundos utilizan electrodos de guarda cortos
(generalmente con una longitud total de 30 pulgadas) y se usan con otros registros,
tales como el de induccion doble, para medir la resistividad de las zonas limpias

(Rxo0) o invadida (Ri) cerca de los bordes del pozo.

Los sistemas de guarda largos (5 pies de longitud) se usan en la determinacion
de la resistividad real (Rt) de la zona no contaminada. Las mediciones se aproximan
mas a la resistividad real de la formacion cuando la resistividad del filtrado de lodo

no es mas de cuatro veces mayor que la resistividad del agua de la formacion.
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CAPITULO IV
MARCO METOLOGICO

4.1) DISENO DE LA INVESTIGACION

Arias (2004) sefiala que “el disefio de investigacion es la estrategia general que
adopta el investigador para responder al problema planteado. En atencion al disefio,
la investigacion se clasifica en: documental, de campo y experimental”. En el caso
particular de esta investigacion puede decirse que se trata de una investigacion
documental de campo, ya que asi como esta basada en la busqueda, recuperacion,
analisis, critica e interpretacion de datos obtenidos y registrados por otros
investigadores, también se maneja la recoleccion de datos directamente de la

realidad, sin manipular o controlar variable alguna.

4.2) DEFINICION DE VARIABLES

Arias (2004) define variable como “una caracteristica, cualidad o medida que
puede sufrir cambios y que es objeto de analisis, medicion o control en una
investigacion”. La manipulacion y control de variables es caracteristica fundamental

de una investigacion experimental, por lo cual no procede en este trabajo.
4.3) POBLACION Y MUESTRA

Seglin Arias (2004) la poblacion se define como “el conjunto de elementos con
caracteristicas comunes que son objeto de andlisis y para los cuales seran validas las
conclusiones de la investigacion”. Por otro lado la muestra es un “subconjunto

representativo de un universo o poblacion.” (Morles, 1994).

De acuerdo con las citas anteriores la poblacion o universo al que esta sujeto el

estudio comprende todos los pozos ubicados dentro de los limites del yacimiento
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SBC-1, lo cual suma un total de 146; mientras que la muestra esta compuesta por 10
pozos con datos de analisis de nucleos convencionales y/o especiales en el tramo

Cretaceo (ver tabla 4.1).

Tabla 4.1: Pozos con analisis de nucleos

SANTA BARBARA
SBC-21 CONV/ESP
SBC-24 CONV/ESP
SBC-33 CONV/ESP
SBC-57 CONV/ESP
SBC-70 CONV/ESP
SBC-90 CONV
SBC-96 CONV/ESP
SBC-103 CONV/ESP
SBC-138 CONV
PIRITAL
PIC-7 | CONV/ESP

4.4) INSTRUMENTOS DE RECOLECCION DE DATOS

Por medio de esta parte de la investigacion se aportaron nuevos conocimientos,
mediante la busqueda, recuperacion, andlisis, critica e interpretacion de datos

obtenidos y registrados por otros investigadores.
Tanto en las instalaciones de la Universidad Central de Venezuela como en las
de PDVSA se realiz6 una revision bibliografica de diferentes documentos, entre los

cuales estan tesis de grado, documentales, manuales, guias, entre otros.

Por otro lado, se revisaron las carpetas de cada pozo perteneciente al

yacimiento SBC-1 con datos de nticleo de edad cretaceo.
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Una vez finalizada la etapa de revision y recopilacion bibliografica se obtuvo

la siguiente informacion:

e Andlisis fisico-quimicos de aguas de formacién de los campos Santa Barbara y
Pirital y de campos adyacentes (Mulata, El Carito).

e Registros Core Gamma.

e Analisis convencionales (porosidad, permeabilidad y densidad).

e Analisis especiales (factor de formacion, indice de resistividad, presion capilar
por inyeccion de mercurio, compresibilidad, humectabilidad y capacidad de

intercambio catidnico).

La informacion obtenida por medio de la revision bibliografica y recopilacion

de informacion fue debidamente almacenada y ordenada en una base de datos.
4.5) PROCEDIMIENTOS

El proyecto se realizd siguiendo un patron esquematico, el cual se basd en
subdividir la actividad de estudio en etapas, permitiendo un mayor aprovechamiento
de los recursos para cada una de éstas.

Estas etapas fueron las siguientes:

4.5.1) Caracterizacion del agua de formacion

Las aguas de formacion que estan contenidas en los poros de los estratos
perforados pueden variar apreciablemente segin su ubicacion geografica,
profundidad y edad geoldgica; y en su mayoria son distinguidas por sus grados

variantes de salinidad, es decir, la cantidad de iones disueltos presentes en las

mismas (Garcia, 2001).
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En esta tercera etapa se caracterizO el agua de formacioén, basandose
principalmente en la determinacion de Rw (resistividad del agua de formacion) a la

temperatura promedio del yacimiento (290°F).

De la informacion almacenada en la base de datos fueron utilizados aquellos
pozos del yacimiento SBC-1 a los cuales se les realiz6 analisis de agua, para de esta
forma contar con los siguiente datos: s6lidos totales disueltos, salinidad equivalente
(NaCl), alcalinidad, dureza, concentracion en ppm de Calcio, Magnesio, Hierro,

Potasio, Sodio, Cloruros, Sulfatos, Bicarbonatos y Carbonatos.

Una vez localizados todos los analisis disponibles, se procedi6 a validar y
caracterizar cada muestra, con la finalidad de realizar un analisis estadistico,
incluyendo los diagramas de Stiff (1951), y de esta forma se establecidé un patroén

representativo del agua de formacion para el yacimiento.

Los diagramas de Stiff (1951) fueron elaborados para verificar la procedencia

del agua de formacion.

El analisis estadistico arrojo el valor més consistente de la cantidad de cloruros
de sodio equivalentes, segun la cual debe calcularse la resistividad del agua a
temperatura del laboratorio. Todo este proceso se realizd de acuerdo con lo
establecido en el procedimiento para caracterizacion del agua de formacion mediante

analisis fisico-quimicos.

Los valores de concentracion total y la concentracion de cada una de las sales

disueltas fue representada en partes por millon (ppm).

El método consistio en reducir la composicion quimica de la muestra de agua a

una equivalente en cloruro de sodio (NaCl).
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Este método es el desarrollado por The Atlantic Refining CO., en el cual las
partes por millon de cada i6n (ppm) se reducen a una salinidad equivalente de
cloruro de sodio (NaCl) por medio de unos factores de conversion o factores de
Dunlap. Estos factores se determinaron del grafico (Gen 8) de Schlumberger (Figura
4.2) a partir de la concentracion total de solidos. Esta concentracion no es mas que la
sumatoria de todas las concentraciones (ppm) de los iones presentes en el analisis

quimico de cada muestra (Ver ecuacion 4.1).

Concentracion = Z(ppmc/io'n)l. @1

Total de solidos i =1
Para obtener la salinidad total equivalente en cloruro de sodio, las partes por

millon de cada i6n (ppm) se multiplicaron por su factor de conversion

correspondiente y los productos se sumaron (Ver ecuacion 4.2).

Salinidad total equivalente en cloruro de sodio = Z( ppmc/ion* fconvi)  (4.2)

Una vez obtenido el valor de la salinidad total equivalente de cloruro de sodio
se procedi6 a calcular la resistividad del agua de formacion llevando el valor en ppm
y la temperatura a la cual se desea el resultado, al grafico (Gen-9) de Schlumberger

(Figura 4.3).
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Figura 4.2: Grafico Gen 8 de Schlumberger, concentracion total de s6lidos
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4.5.2) Calibracion Nucleo — Perfil

El registro de rayos gamma o GR es una medida de la radiactividad natural de
las formaciones en el subsuelo, proveniente de las emisiones del Uranio, Torio y

Potasio presentes en las rocas (Garcia, 2001).

Normalmente el registro GR puede separar arenas limpias y carbonatos de las
arcillas bastante bien y es por eso que es usado exactamente por los gedlogos como

una herramienta de correlacion, asociando la estratigrafia entre pozos.

En esta cuarta etapa se hizo necesario calibrar el registro GR con el registro GR
del nucleo extraido (Core GR) de cada pozo en estudio (SBC-21, SBC-24, SBC-33,
SBC-57, SBC-70, SBC-90, SBC-96, SBC-103, SBC-138 y PIC-7), por el hecho de
que en todos ellos existia un desfase de profundidad entre estos dos perfiles, debido a

que son tomados con diferentes herramientas.

En la figura 4.4 se muestra un ejemplo del desfase de profundidad entre el
registro GR del pozo y el registro GR del nticleo, en este caso se trata del pozo SBC-
21. La curva continua de color verde y la curva discontinua de color negro son el GR
del pozo y el GR del nucleo respectivamente. En la zona que esta encerrada con el

ovalo rojo se observa claramente el desfase entre ambas curvas.

Esta correlacion representara un factor determinante en la caracterizacion
petrofisica del yacimiento, ya que por medio de la misma se podrd asociar la
respuesta de los registros con los resultados de nucleos y en ese sentido establecer

correlaciones correspondientes.
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Figura 4.4: Desfase de profundidad entre el registro GR y el registro GR del nticleo

extraido (Core GR)
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4.5.3) Calculo de las propiedades eléctricas de la roca

Para iniciar esta quinta etapa se procedid a seleccionar en la base de datos los
pozos del area que presentaron datos de nucleos convencionales y especiales y se
verifico que se hallan llevado a cabo las pruebas de factor de formacion (FF) e indice

de resistividad (IR).

A dichos pozos se les determind el factor de cementacion (m), el coeficiente de
tortuosidad (a) y el factor de saturacion (n) siguiendo el procedimiento que se

presenta a continuacion:

4.5.3.1) Factor de cementacion (m) y coeficiente de

tortuosidad (a)

Para el célculo del factor de cementacion (m) y el coeficiente de tortuosidad (a)
se construyo6 la grafica de factor de formacion (FF) Vs. porosidad (PHI) para todos
los pozos con dichos datos. La citada grafica se elabord en papel log-log y arroj6 una
tendencia lineal de la que se obtuvo expresion matematica en funcion de PHI
(CAPITULO 11, ecuaciones 3.21).

Puede observarse que “a” esta representado por el intercepto en la ordenada,

mientras que “m” se define como la pendiente de la recta.

4.5.3.2) Factor de saturacion (n)

Ahora bien, para el calculo del exponente de saturacion (n) se construyd la
grafica de indice de resistividad (IR) Vs. saturacion de agua (Sw) para todos los
pozos que contenian dichos datos. La citada grafica fue elaborada en papel log-log en
donde el exponente “n” se obtuvo como la pendiente de la recta (CAPITULO III,
ecuaciones 3.19 y 3.22).
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4.5.3.3) Método de Pickett Plot
Con la finalidad de corroborar los valores de las propiedades eléctricas de la
roca obtenidos con los métodos antes mencionados, se utilizo el método de Pickett

Plot.

El método de Pickett es un método analitico y grafico con el cual pueden

calcularse los parametros petrofisicos a, m y n.

Este método deriva de la forma generalizada ecuacion de Archie la cual se

expresa en la ecuacion 4.3.

Aplicando logaritmos, se tiene la ecuacion 4.4:

log Rt = -m.log(PHI)+ log(a.Rw) — n.log(Sw) (4.4)

Asumiendo que a, Rw, n y Sw son constantes, un grafico de Rt vs. PHI en papel
doble log es llamado grafico de Pickett, y este produce una linea recta cuya pendiente

es —m.
Para que este método sea confiable debe conocerse el valor de la resistividad
del agua de formacion (Rw), disponer de perfiles de porosidad adecuados y a su vez

ubicar zonas dentro del yacimiento que puedan asumirse 100% saturadas de agua.

Al graficar en escala log-log los valores de Rt contra PHI y asumiendo a=1,

Sw =1y Rt = Rw, se tiene la expresiéon mostrada en la ecuacion 4.5.

log Rt = -m.log(PHI)+ log(a.Rw) (4.5)

70



4.5.4) Estimacion de la porosidad efectiva (PHIE)

La porosidad efectiva (PHIE) de cualquier formacion considerada, es la
relacion entre el volumen de espacio poroso interconectado y el volumen total, siendo

esta la que contiene los fluidos que pueden ser producidos (Garcia, 2001).

Esta sexta etapa tiene como objetivo principal estimar la porosidad efectiva del
yacimiento SBC-1 (Cretaceo) relacionando la porosidad obtenida de perfiles con la
porosidad de nucleos (CorPor), siendo esta ultima la que aporta el valor mas

fidedigno.

Basicamente fueron relacionados los perfiles de porosidad densidad (PHID),
porosidad neutron (PHIN), porosidad sonico (PHIS) y porosidad densidad-neutron
(PXND) por separado con la porosidad del nucleo, y luego fue seleccionada la curva

mas representativa para el yacimiento.

Dicha curva seleccionada gener6 la porosidad total (PHIT) a la cual se le

corrigi6 la arcillosidad tomando en cuenta la ecuacion 4.6:

PHIE = PHIT* (1-Vsh) (4.6)

Siendo PHIE y PHIT las porosidades efectiva y total, respectivamente y Vsh la
arcillosidad. En el caso de arenas limpias se consider6 0 (cero) la arcillosidad, debido

a que no se hace necesario la correccion.
Para la estimacion del volumen de arcilla (Vsh) se elaboré una grafica de

densidad (ILD o Rt) vs. rayos gamma (GR) de la cual se obtuvo un valor de GR para

arenas limpias o no arcillosas y un GR para arenas sucias o arcillosas.
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Los valores obtenidos se introdujeron en la ecuacion 4.7 con el fin de calcular

el indice o indicador de arcillosidad (Ish).

GR — GRmin
Ish = 4.7)
GRmax — GRmin

donde:
GR: respuesta del registro en la zona de interés
GRmim: respuesta del registro en la zona limpia

Grmax: respuesta del registro en la zona de arcilla

Luego se procedi6é a calcular el volumen de arcilla (Vsh) por medio de la
grafica del volumen de arcilla adquiridos de los datos de nucleo (CorVsh) vs. el

indice de arcilla (Ish) obtenido con anterioridad.

4.5.5) Estimacion del radio de garganta de poros

Para la estimacion del radio de garganta poral se utiliz6 la ecuacion de Winland
(1972) y las de Pitmann (1992). Por su parte Winland (1972) desarroll6 una relacion
empirica entre porosidad, permeabilidad al aire y el radio de garganta de poros
correspondiente a una saturacion de mercurio de 35% (CAPITULO III, ecuacion

3.13).

Donde R35 es el radio de apertura de los poros correspondiente a una

saturacion de mercurio de 35%, Kyj, es permeabilidad al aire sin corregir por efectos

de gas y/o Klinkenberg (md), y O es porosidad (%).

Este analisis de Winland (1972) fue extendido por Pitmann (1992), quien

también desarrolld relaciones empiricas entre porosidad, permeabilidad al aire y el
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radio de garganta de poros, pero en este caso correspondiente a saturaciones de

mercurio desde 10% hasta 75% (CAPITULO 111, figura 3.9).

Las ecuaciones de Winland (1972) y Pitmann (1992) son el resultado de la
combinaciéon de las pruebas de presion capilar con los datos de porosidad y

permeabilidad de los analisis de ntcleos convencionales a condiciones de superficie.

Ademas de las ecuaciones de Winland (1972) y Pitmann (1992) fue necesario
realizar “crossplots” entre la saturacion de mercurio con la presion de inyeccion de
cada muestra con dichos datos, para luego estimar graficamente los valores de
saturacion de agua irreducible (Swirr) y los valores de presion capilar
correspondientes a saturaciones de mercurio desde 10% hasta 75% utilizando las

curvas de presion capilar por Inyeccion de Mercurio (ver apéndice C).

Las presiones obtenidas de estos “crossplots” se introdujeron en la ecuacion

4.8, de la cual se despejo el radio de garganta poral R (Ver ecuacion 4.9).

_ 24*Cos0

P 4.8
c R (4.8)
%
R = M (4.9)
Pc

Seguidamente se realizaron “crossplots” entre el radio de garganta de poros
calculado por medio de las ecuaciones de Pitmann (1992) y/o Winland (1972) contra

el obtenido a partir de las curvas de presion capilar realizadas a los nucleos.

De todas estas ecuaciones fue seleccionada para el calculo del radio de garganta

de poros la que mejor representd y honro los datos de los nucleos.

73



Los resultados de la ecuacion seleccionada fueron graficados con la saturacion
de agua irreducible de las pruebas de presion capilar para ver la relacion existente

entre ambos.

4.5.6) Diferenciacion de facies petrofisicas

Al hablar de facies petrofisicas nos referimos a una unidad de roca con
propiedades similares y una relacion consistente entre porosidad, permeabilidad,
saturacion de agua irreducible y radio de gargantas de poros, es por ello que

representan un indicador de la calidad de flujo y almacenamiento de la misma.

Para obtener el tipo de roca se utilizd6 como primer parametro de clasificacion el
radio de garganta de poros establecido en la etapa anterior en conjunto con la presion

capilar.

En primera instancia se grafico la porosidad en escala lineal vs la permeabilidad
en escala logaritmica. Un ejemplo de esto se muestra en la figura 4.5, que a su vez

incluye isolineas de las facies petrofisicas.

Las diferentes agrupaciones de puntos que sigan la tendencia de una isolinea

determinada representan distintos tipos y calidades de roca.

Una vez determinados los diferentes intervalos entre los cuales se distribuyo la
nube de puntos, se procedid a su clasificacion como se muestra en la tabla 4.1, en la
cual se especifican las distintas facies petrofisicas con su respectivo tamafio de

garganta de poros.
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K vs. PHIE POR PETROFACIES
10000.00
1000.00 -
100.00 -
—— MEGA
10.00 - - MACRO
—— MESO
. 1.00 - MICRO
'g —— NANO
X 010 -
0.01 -
0.00 T T T T
0.00 0.05 0.10 0.15 0.20 0.25
PHIE ( fraccion)

Figura 4.5: porosidad (PHI) en escala lineal vs la permeabilidad (K) en escala logaritmica,
incluye isolineas de las facies petrofisicas.

Tabla 4.2: facies petrofisicas vs. tamafio de garganta de poros

Megaporoso >10
Macroporoso 2.5-10
Mesoporoso 0.5-25
Microporoso 0.1-0.5
Nanoporoso <0.1

4.5.7) Ajuste del modelo de permeabilidad (K)
Para el ajuste del modelo de permeabilidad se hizo necesario ajustar el modelo

de saturacion de agua para lo cual se utilizaron las relaciones de Simandoux

modificado (SWMS) e Indonesia (Swl).
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En primer lugar se graficé la permeabilidad de nucleo (Kaire) vs. Porosidad de

nucleo (CorPor), quedando la relacion 4.10 que se muestra a continuacion:

Kaire = f(CorPor)
(4.10)
Luego se utilizaron las relaciones de permeabilidad de Timur y Coates, tanto en
funcion del modelo de saturacion de Simandoux modificado (SWMS) como del

modelo de saturacion de Indonesia (Swl), quedando las relaciones 4.11, 4.12, 4.13 y

4.14.

KTimur = f(SwMS) ~ (4.11)

KTimur = f(Swl)  (4.12)

KCoates = f(SWMS) (4.13)

KCoates = f(Swl) (4.14)

Estas relaciones se graficaron por separado con la relacion 4.10 y de estas
graficas se valido la mejor ecuaciéon de saturacion de agua que coteja con la

permeabilidad y que representa con mayor eficacia los datos del yacimiento.

Una vez obtenidas la porosidad, el radio de garganta poral, las facies
petrofisicas asociadas y la saturacién de agua se procedid a verificar que modelo de

permeabilidad es el que representa mejor los datos de nticleos.

De la ecuacion de radio de garganta poral que mejor representd y honro los
datos de los ntcleos se despejo la permeabilidad y esta fue graficada vs. La
permeabilidad de nucleo para corregirla, quedando finamente una ecuacion de

permeabilidad para el yacimiento (KR35Final).
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4.5.8) Evaluacion de los pozos del proyecto en funcion de las variables del

modelo

Finalmente a partir de la serie de datos obtenidos en las siete etapas anteriores
se procedio a la reinterpretacion de los pozos del proyecto en funcion de las variables

del modelo.

4.6) ANALISIS DE DATOS

Las técnicas logicas (andlisis, sintesis, etc.) y estadisticas que fueron empleadas

para descifrar lo que revelaron los datos recolectados fueron:

e Microsoft Office.

e Archivos de carpetas de pozo (SIMDE).

e Moddulo petrofisico de GeoGraphix Discovery (PRIZM) perteneciente a
Landmark.

e Internet, Intranet, asi como asesorias con especialistas en el tema.
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CAPITULO V

RESULTADOS Y ANALISIS

5.1) Caracterizacion del agua de formacion

La caracterizacion del agua de formacioén fue basada principalmente en la

estimacion de la resistividad del agua de formacion, Rw.

El valor de la resistividad del agua de formacion es muy importante para la
evaluacion cuantitativa de los registros de resistividad y en la determinacion de la
saturacion de agua. Dicha variacion esta relacionada con la salinidad y las

caracteristicas geoldgicas del area que se evalta.

Como fue explicado en los procedimientos (Capitulo IV, Seccién 4.5.1) la
determinacion de la resistividad del agua de formacion se realizé mediante analisis
fisico-quimico tomados a pozos pertenecientes al yacimiento en estudio, asi como
también a yacimientos adyacentes al mismo, debido a que la variacién de este
parametro ocurre significativamente de una zona a otra, principalmente cuando se
presencia cambio de cuenca, y en este caso no existe dicha variacion. Los pozos

utilizados fueron: SBC-21, SBC-31, SBC-39, SBC-43, SBC-105 y MUC-40.

Fueron analizadas un total de 42 muestras con andlisis fisico-quimico de agua
(Ver tabla 5.1) a las cuales se les elaboraron los diagramas de Stiff (1951) con la

finalidad de intuir su procedencia (segun la clasificacion de Sulin).

Finalmente fueron seleccionadas 8 muestras tomando en cuenta la edad
(Cretaceo) y su posible origen ya establecido (Ver tabla 5.2). Como puede observarse
en el apéndice A, el patron encontrado para el yacimiento de acuerdo con el grafico

de Stiff (1951) present6 forma de embudo.

78



Tabla 5.1: Total de muestras con analisis de agua del yacimiento SBC-1 y yacimientos
adyacentes al mismo.

Pozo Profundidad NACL
18742' - 18794 14058,62
SBC-6E 19018' - 19064’ 12108,23
19292' - 19318’ 76070,82
17794' - 17871 10689,00
SBC-13 17794' - 17871 10689,00
SBC-21 16556' 20116,15
16556' 19417,90
SBC-29 18838 21726,73
19037' - 19430 17898,43
19048 19261,65
19252 21624,38
19259' 15662,61
19508 13335,00
19517 14409,00
SBC-31 17504' - 17516’ 18144,40
17550' - 17612' 18144,40
17000 13395,13
SBC-39 17232 14179,44
SBC-43 16980 14131,80
16516' - 16586 16788,69
SBC-75 16450' - 16476’ 16788,69
16416' - 16428 16788,69
SBC-105 17108' - 17178’ 13334,00
SBC-107 16930 16095,00
SBC-114 16980' - 17070 12438,00
21/05/1991 HORA 7:04 AM 15597,17
MUC-17 21/05/1991 HORA 2 PM 15847,88
17302'-17340" ; 17350'-17424' 14166,85
MUC-23 16490' - 16515’ 11512,39
MUC-38 - 537,00
MUC-40 16091 16647,51
MUC-45 - 679,00
MUC-51 - 601,00
MUC-96 11360 27668,40
MUC-99 DATA IMCOMPLETA 9985,00
MUC-102 DATA IMCOMPLETA 10990,00
PIC-16 - 5750,00
CRC-3 15906' - 15946' 13615,00
CRC-3 16180' - 16220 16976,00
CRC-3 16630-16660 14038,00
CRC-19 16196' - 16268’ 16547,10
CRC-21 - 2483,00
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El hecho de que exista una misma o muy similar grafica de Stiff (1951) para
muestras pertenecientes a diferentes pozos y a diversas profundidades significa que

existe uniformidad entre los datos.

La concentracion de cloruro de sodio (NaCl) de las muestras para el tramo
Cretaceo esta en el rango de 13000 — 20500 ppm lo cual arroj6 un valor promedio de

Rw = 0.098 ohm-m a temperatura de formacion, 290 °F.

5.2) Calculo de las propiedades eléctricas de la roca

Para el célculo de las propiedades eléctricas se conto con un total de 3 pozos
(SBC-21, SBC-70 y SBC-103) a los cuales se les habian realizado las pruebas de

factor de formacion (FF) e indice de resistividad (IR).

Del grafico de Log(FF) vs Log(PHI) se obtuvo una recta cuya pendiente arrojo
el valor de “m” (Ver grafico 5.1), quedando la relacion de Archie de la siguiente

forma:

FF =0.66 x PHI ** (5.1)

donde:
a=0.66
m=2.20

Por otro lado de la grafica de Log(IR) vs Log(Sw) se obtuvo una recta cuya
pendiente arrojo el valor de “n” (Ver grafico 5.2), quedando la relacion de Archie

para la saturacion de la siguiente forma:
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IR=0.99 x Sw?* (5.2)

donde: n=2.22

Luego utilizando el método de Pickett Plot (Ver CAPITULO IV, ecuacion 4.4),
al graficar Log(Rt) vs Log(PHI) y asumiendo a = 1, Sw = 1 y Rt = Rw, se pudo

corroborar los datos obtenidos por medio de la ecuacion de Archie.

Un ejemplo del método de Pickett se muestra en la grafica 5.3 y los resultados
de todas las propiedades eléctricas determinadas por medio de dicho método se

pueden observar en la tabla 5.4 (ver apéndice B).

Como puede observarse los valores concuerdan para ambos métodos y dichos
valores son representativos para el tipo de roca presente en el yacimiento. Garcia
(2001) sefiala que los resultados de laboratorio indican que la mayoria de los
yacimientos de arena presentan valores de n que oscilan entre 1.5 y 2.1, y a su vez

resalta que la ecuacion de Humble para arenas es la siguiente:

FF =0.62x PHI " (5.3)

donde:
a=0.62
n=2.15
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Tabla 5.4: Resultados del parametro m del yacimientoSBC-1 (Cretaceo) utilizando el

Método de Pickett

MUC-40 16040-16056 1 0,094 |2,088338 2
MUC-40 16088-16106 1 0,094 |2,089393 2
SBC-105 17380-17416 1 0,121 |2,150883 2
SBC-105 17246-17288 1 0,121 |2,230372 2
SBC-105 17295-17317 1 0,121 | 2,249689 2
SBC-105 17422-17445 1 0,121 | 2,200000 2
SBC-107 16640-16684 1 0,099 |[2,005289 2
SBC-107 16650-16930 1 0,099 |[1,957356 2
SBC-21 16474-16556 1 0,079 |2,053702 2
SBC-21 16548-16564 1 0,810 |2,044920 2
SBC-21 16556-16620 1 0,079 |2,094406 2
SBC-21 16676-16742 1 0,081 |2,079968 2
SBC-31 17504-17516 1 0,088 |2,158535 2
SBC-31 17550-17612 1 0,088 |2,117371 2
SBC-39 16988-17002 1 0,110 |2,121011 2
SBC-39 17230-17280 1 0,110 |2,025020 2
SBC+43 16970-17016 1 0,113 |2,313193 2
SBC+43 16930-16990 1 0,113 | 2,200000 2

De lo anteriormente expuesto se puede decir que los resultados generados para

las propiedades eléctricas de la roca yacimiento son confiables y representativos para

el tramo Cretaceo del yacimiento SBC-1 (Ver tabla 5.5).

Tabla 5.5: Resultados de los parametros m, a y n del yacimientoSBC-1 (Cretaceo).

PARAMETROS PETROFISICOS OBTENIDOS
PARA EL YACIMIENTO SBC -1 (CRETACEO)

Rw

m

a

0.098

2.2

0.66

2.22
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5.3) Estimacion de la porosidad efectiva (PHIE)

Como se menciond en el capitulo anterior en esta etapa del trabajo el objetivo

principal fue hallar la porosidad efectiva del yacimiento SBC-1 (Cretaceo).

Al graficar los perfiles de porosidad densidad (PHID), porosidad neutron
(PHIN), porosidad sonico (PHIS) y porosidad densidad-neutréon (PXND) por
separado con la porosidad del nicleo (ver graficas 5.4, 5.5, 5.6 y 5.7), se selecciono
la curva PHID, debido a que resulté ser la que mejor honr6 los datos del yacimiento,
tomando en cuenta el coeficiente de correlacion lineal (R). Dicha curva fue graficada
nuevamente con la porosidad del nucleo utilizando una ecuaciéon cuadratica (ver

grafico 5.8).

Luego con la finalidad de obtener una mejor precision de resultados se
eliminaron los puntos mas dispersos, quedando solo los datos dentro del 6valo verde
en la grafica 5.8 y estos se graficaron nuevamente con la porosidad del nucleo

(grafico 5.9), de la cual se obtuvo la ecuacion 5.4 llamada porosidad total (PHIT):

PHIT = 0.021244 + 0.582401*PHID + 0.505029*PHID"2 (5.4)

Una vez obtenida la ecuacion 5.4 se elaboro una grafica en funcion lineal de
dicha ecuacion vs. la porosidad del nucleo con la finalidad de corregirla (grafico 5.10)
y de esta forma se logré la ecuacion 5.5 llamada porosidad total final (PHIT.FIN) la

cual representara finalmente la porosidad del yacimiento:

PHIT.FIN = 0.000266 + 0.993222*PHIT (5.5)
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Al multiplicar PHIT.FIN por un factor de arcillosidad, descartando de esta
forma las zonas porosas no interconectadas debido a la presencia de arcillas, se

obtuvo la porosidad efectiva del yacimiento (ver CAPITULO 1V, ecuacion 4.6).

Para la estimacion del volumen de arcilla (Vshl) fue necesario en primer lugar
calcular el indice de arcillosidad (Ish), para lo cual fue basico conocer los valores del
gamma ray limpio y el gamma ray sucio o arcilloso (ver CAPITULO IV, ecuacion

4.7).

Al graficar la densidad (ILD o Rt) vs. rayos gamma (GR), se obtuvo un valor
de GR para arenas limpias o no arcillosas (GRcln = 12) y un GR para arenas sucias o
arcillosas (GRshl = 130), lo cual se puede observar en el grafico 5.11. Con dichos
valores se obtuvo el indice de arcillosidad (Ish), que al graficarlo con los datos de
arcillosidad obtenido de los nucleos (ver grafico 5.12) arroj6 una relacion
caracteristica para el volumen de arcilla (Vshl) de yacimiento, como se muestra en la

ecuacion 5.5 a continuacion:

Vshl = 0.857962*Ishi*1.435891 (5.6)
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5.4) Estimacion del radio de garganta de poros

Una vez evaluadas graficamente la ecuacion de Winland (1972) y las
ecuaciones de Pitmann (1992) se obtuvo como resultado que la ecuacion del radio de
garganta poral que mejor representd y honro los datos de los nucleos del yacimiento
fue la primera (CAPITULO III, ecuacién 3.13), tomando en cuenta un coeficiente de
correlacién lineal R? bastante elevado entre datos de radio de garganta poral
proveniente de los nucleos vs. la ecuacion en cuestion, lo cual se muestra en el

grafico 5.13.

Ademas del R? elevado (0.95) en el grafico 5.13 se puede observar la similitud
entre la recta representativa (recta de color azul) con una recta de 45° (recta de color
negro), dicha similitud fue otro criterio utilizado en la estimacion del radio de

garganta poral.

PDWSa [CAMPOS SAMTA BARBARA / PIRITAL)
RADIOS DE GARGANTA
Ra8inland/R35Pc

20.0
2 _
R*=0.95
18.0
16.0
14.0
12.0
=
&
§ 10.0
& L
[
B0
r L
B0
]
-
4.0 5
Lo
&> &
2.0 = L g
L)
0.0
0o 20 40 £.0 8.0 100 120 14.0 16.0 18.0 20.0

R35Pc

Grifico 5.13: Ecuacion de Winland (R35Winland) vs. El radio de garganta poral con datos
provenientes de naceos (R35Pc)
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5.5) Diferenciacion de facies petrofisicas

Una vez obtenido el radio de garganta poral que caracteriza el yacimiento se

procedio a realizar la diferenciacion de petrofacies.

Utilizando la ecuacién de Winland R35 y la clasificacion de petrofacies segin
el tamafio de radio de garganta poral (CAPITULO IV, tabla 4.2) se pudo completar la

tabla 5.6, con cuyos datos se obtuvo el grafico 5.14.

Tabla 5.6: Diferenciacion de petrofacies segun el radio de garganta poral proveniente de
la ecuacion de Winland R35

0,644069521

Mesoporoso

6,070469689

Macroporoso

5,846701002

Macroporoso

7,041595323 Macroporoso
1,861813397

0,095405962

Nanoporoso

0,375261572

Microporosa

2,146867626

Mesoporoso

2,873024291 Macroporoso
1,478661448
3,028272046 Macroporoso

2,347714157

Mesoporoso

4,343589181

Macroporoso

9,338885339

Macroporoso

3,385145526

Macroporoso

0,818339753 Mesoporoso
2,377396062 Mesoporoso
1,74960143 Mesoporoso
1,68608406 Mesoporoso

4,471398492

Macroporoso

4,566283144

Macroporoso

3,205142116

Macroporoso

7,290415321

Macroporoso

6,151922137

Macroporoso

7,015715406

Macroporoso

1,380880671

Mesoporoso

1,655567484

Mesoporoso

3,389711796

Macroporoso

1,985966289

Mesoporoso

3,575089892

Macroporoso

0,715813117 Mesoporoso
1,28259205 Mesoporoso
2,694320991 Macroporoso
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Como puede observarse en la primera columna de la tabla 5.6 se encuentran
plasmados los datos de radio de garganta de poros obtenida por medio de la ecuacion
de Winland R35 y en la segunda columna la petrofacies que corresponde a cada

radio de garganta poral, que a su vez estan diferenciadas con colores.

Con los datos de porosidad y permeabilidad introducidos en la ecuacion de
Winland R35 se realizo el grafico 5.13, en dicho grafico se observan isolineas de
diferentes colores que representan a cada petrofacies, es decir los puntos que se
ubiquen por encima de la curva roja corresponden al tipo de poro megaporoso, de la

curva azul macroporoso y asi sucesivamente.

Finalmente de un total de 45 muestras se obtuvieron los siguientes resultados

(tabla 5.7):

Tabla 5.7: Numero de muestras por cada petrofacie y su representacion en porcentaje

21 22 1 1
47 49 2 2

Como puede observarse en la tabla 5.7 el mayor porcentaje es el tipo
mesoporoso con un 49%, luego esta el macroporoso con el 47% de las muestras y
finalmente estan los tipos micro y nanoporoso con un 2%, lo cual indica que las
formaciones de edad Cretaceo del yacimiento SBC-1 presentan un tamafio de radio

de garganta poral que oscila entre los 10 y 0.5 micrones.

Obtenidos el radio de garganta poral y la diferenciacion de las petrofacies se
elabor6 la grafica 5.15, en la cual puede observarse que la saturacion de agua
irreducible es inversamente proporcional al radio de garganta poral de las muestras
de nticleos. Por otro lado se comprob6 por medio de los registros que existen arenas
en las cuales el agua no se presenta en forma irreducible, tomando en cuenta que

arrojaban  lecturas  de  resistividades menores a los 40  ohm.
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De acuerdo con lo anteriormente expuesto se concluyo que para resistividades
mayores o iguales a 40 Ohm-m se utilizé la ecuacion de radio de garganta poral en
funcion de la presion capilar (agua irreducible), mientras que para menores o iguales

a 40 Ohm-m se utiliz6 la ecuacion de Winland-R35 (agua movible).

5.6) Ajuste del modelo de permeabilidad (K)

En primera instancia se procedi6 a elaborar una grafica de la permeabilidad de
nucleos vs. la porosidad de ntcleos con la finalidad de corregirla (ver grafico 5.16)

del cual resultd la relacion exponencial que se muestra a continuacion (ecuacion

5.7):

KAIRE= 0.000110%(10"(40.495197%(Core_Por))) (5.7)

Una vez obtenida la relacion 5.7, fue necesario asumir el modelo de saturacion
a emplear antes de proceder a la elaboracién del modelo de permeabilidad que en el
caso del tramo Cretaceo del yacimiento SBC-1 se utilizaron las relaciones de
permeabilidad de Timur y Coates, tanto en funcion del modelo de saturacion

Simandoux modificado (SWMS) como del modelo de saturacién de Indonesia (SwI).

Cada relacion se graficd por separado con la relacion 4.7 quedando como
resultados los graficos 5.17, 5.18, 5.19 y 5.20. y de estas se validé la mejor ecuacion
de saturacion de agua que coteja con la permeabilidad y que representa con mayor
eficacia los datos del yacimiento, de las cuales resultd ser la ecuacion de Timur en
funcion del modelo de saturacion de Indonesia puesto que presento un mejor cotejo,

de acuerdo al coeficiente de regresion lineal, R? (ver ecuacioén 5.8).

Ktimur= (7.211%* (PHIE)/(SwI"0.5))"5  (5.8)
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De esta forma se obtuvo una ecuacion por medio de la cual se estima la
permeabilidad del yacimiento tomando en cuenta la porosidad y la saturacion de

agua.

Luego, teniendo en cuenta que la relacion existente entre la permeabilidad y el
radio de garganta poral de la ecuacion de Winland R35 (ecuacion de radio de
garganta poral que mejor representd y honrd los datos de los nucleos) se despejo la
permeabilidad y esta fue graficada vs. la permeabilidad de nucleo para corregirla
(ver grafico 5.21), quedando finalmente una ecuacion de permeabilidad para el

yacimiento (KR35Final) como se muestra en la ecuacion 5.9 a continuacion:

KR35.FINAL = 6.970015*(KR35)"0.755076 (5.9)

En donde KR35 es la permeabilidad resultante del despeje del radio de garganta
poral (Winland R35).
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5.7) Evaluacion de los pozos del proyecto en funcion de las variables del

modelo

Finalmente se elabor6 la evaluacion petrofisica de los pozos del yacimiento,
especificamente en el tramo Cretaceo de los mismos en funcion de las variables del

modelo estudiadas en las seis etapas anteriores.

En las tablas 5.8, 5.9, 5.10, 5.11 y 5.12 se encuentran reflejados los promedios
obtenidos para las propiedades petrofisicas en los diferentes horizontes Cretaceos
(KB, KC, KD, KE Y KF respectivamente), asi como también, las sumatorias de los
pies de arena neta total y arena neta petrolifera, en los dichos horizontes productivos

de las formaciones San Juan y San Antonio (Cretaceo).

Finalmente, en la figura 5.1 se presentan los resultados del cotejo de los

distintos modelos generados para el pozo SBC-21 del campo (ver Apéndice E).
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Tabla 5.8: Evaluacion petrofisica del horizonte productivo KB

3,5698

0,6562

0,2357

0,4677

0,102 9,9595 3,2655 0,04 0,366 0,9195
0,124 29,3377 8,668 0,106 0,4633 2,458
0,101 13,814 3,984 0,053 0,357 1,213
0,102 9,960 3,266 0,040 0,366 0,920

Tabla 5.9: Evaluacion petrofisica del horizonte productivo KC

0,077 2,6772 0,3918 0,032 0,186

0,107 12,2825 3,747 0,073 0,349 1,082
0,143 76,5122 69,8801 0,1702 0,473 3,6284
0,108 25,428 26,799 0,089 0,343 1,507
0,107 12,283 3,747 0,073 0,349 1,082

Tabla 5.10: Evaluacion petrofisica del horizonte productivo KD

3,0356 0,681 0,0426 0,2356 0,3976
0,11 11,586 3,212 0,079 0,35 1,111
0,131 41,5496 24,9222 0,1334 0,476 2,4636
0,106 17,727 9,013 0,088 0,350 1,303
0,11 11,59 3,21 0,08 0,35 1,111

Tabla 5.11: Evaluacion petrofisica del horizonte productivo KE

Tabla 5.12: Evaluacion petrofisica del horizonte productivo KF

0,094 6,7769 1,6236 0,153 0,753
0,1055 12,506 3,8545 0,18 0,337 1,1065
0,1143 22,3546 7,4073 0,2383 0,419 1,6913
0,105 13,584 4,378 0,190 0,343 1,157
0,1055 12,5060 3,8545 0,1800 0,3370 1,1065
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De izquierda a derecha los registros mostrados anteriormente presentan las
siguientes curvas y simbolos:

Carril 1: Correlacion
GR: Gamma Ray
Core_GR: Core Gamma Ray
CALI (Caliper): linea discontinua
BITSIZE: linea discontinua (raya y dos puntos-raya dos puntos)
Mudcake: Amarillo claro con puntos

Derrumbe: gris

Carril 2: Profundidad (depth)

Carril 3: Resistividades
ILD: Resistividad de Induccion Profunda
ILM: Resistividad de Induccion Corta

Carril 4: Modelo de Porosidad
LIG: lignito
PHIT.FIN: porosidad total final
Sw: saturacion de agua
Core_por: porosidad de muestras de nucleos
PHIN: porosidad neutréon
RHOB: densidad
GAS: verde

Carril 5: Volumenes
LIG: lignito
Ishl: indice de arcillosidad
PHIT.FIN: porosidad total final
BVW: Volumen Poroso ocupado por Agua
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PHISO: porosidad sonico

Lutita: rayas discontinuas horizontales
Sandstone (arena): amarillo con puntos
Agua en arcillas: azul claro

Oil (petroleo): verde

Agua capilar: azul cielo

Carril 6: Permeabilidades
KR35.FINAL: Permeabilidad Calculada utilizando la Ecuacién R35 de
Winland

Kaire: permeabilidad al aire de muestras de nticleos

Carril 7: Petrofacies
LIG: lignito
Megaporoso: rojo
Macroporoso: azul
Mesoporoso: verde
Microporoso: amarillo

Nanoporoso: marrén
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SUMARIO Y CONCLUSIONES

El mejor valor de Rw calculado a partir de andlisis fisicoquimico en muestras

de agua es de Rw: 0,098ohm-m a 290°F.

Para el yacimiento SBC-1 se obtienen los valores de los pardmetros m: 2.2, n:

2.2 y a: 0.66 a partir de los datos de nucleo.

Se obtuvo una ecuacion que estima los volimenes de arcilla a partir de las
curvas de rayos gamma, a la luz de los resultados de difractometria de Rayos

X realizados a los nucleos.

Para resistividades mayores o iguales a 40 Ohm-m se utilizé la ecuacion de
radio de garganta poral en funcion de la presion capilar, mientras que para

menores o iguales a 40 Ohm-m se utilizo6 la ecuacion de Winland-R35.

Se determind que la relacion entre nucleos y perfiles que mejor ajusta para la
estimacion de la porosidad del yacimiento SBC-1 es: PHIT.FIN=0.000266+
0.993222*PHIT.

Se determind que la relacion entre nucleos y perfiles que mejor ajusta para la
estimacion de la permeabilidad del yacimiento SBC-1 es: KR35.FINAL =
6.970015%(KR35)"0.755076.

Para el caso del yacimiento SBC-1, la curva de porosidad densidad (PHID) es

la que mejor ofrece las estimaciones de porosidad (PHIT), con un coeficiente

de correlacion de R? = 0.76.
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La ecuacién de Winland R35 es la que mejor honra las estimaciones de los
radios de garganta poral en el yacimiento SBC-1, con un coeficiente de

correlacion de R* = 0.95.
El modelo de saturacion de Indonesian es el que mejor ajusta con los datos de

nucleo, debido a que coteja con la permeabilidad del yacimiento y presenta

una correlacion del R% = 0.94.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda la utilizacion de los registros de resistividad vertical,
resistividad horizontal, resonancia magnética y mineraldgicos, con la finalidad
de obtener una mayor resolucidon, precision y por lo tanto una mejor

estimacion de porosidades, permeabilidades y radios de garganta poral.

Se recomienda realizar un estudio detallado del modelo de saturacion de
Indonesian y la ecuacion de Winland R35 con la finalidad de ajustar algin
parametro de dichas ecuaciones y de esta forma aumentar el valor de
correlacion con los datos de nticleo.

Incrementar la data con la finalidad de disminuir la incertidumbre.

Aplicar la metodologia utilizada en este estudio en areas adyacentes.
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Apéndice A

Andlisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion



CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Origen de la Muestra: |SBC—21 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: [TANQUE N° 1 | Ca 5 HCO3
Profundidad de Muestreo: |16556' | Mg 5 SO4
Muestra: [RFT | Fe 1 CO;
Arena: |KC |
Fecha Toma: |22—Dic—93 |
Fecha Analisis: [13-Ene-94 |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracién en Meq/I
CALCIO (Ca) | 22400 1 [ o082 | [ 1118 ]
MAGNESIO (Mg) [ 4872 | [ 113 ] [ 401 ]
SODIO (Na’) [ 751815 | [ 1000 | [ 32702 |
BICARBONATOS (HCO;) | 96599 | | o025 | | 1584 |
CARBONATOS (CO3) 48,72 0,540 1,62
SULFATOS (SO.) 12,76 0,46 0,26
CLORUROS (CI') [ 1259800 | [ 1000 | [ 35534 |
POTASIO (K) | 1230,00 | | 0,9 | | | Calculo de RW
HIDROXIDOS 0,00 | 0 | Temperatura de Sup.(TS)[_75
HIERRO TOTAL (Fe) 0,15 0,00268591 Temperatura de Fm. (TF)| 290
SILICE 0,00 Rw@TS (°F) [0,285
SULFUROS 1 Rw@TF (°F) [0,079)]

TOTAL DE SOLIDOS| 22646,34
TOTAL EQUIVALENTE NaCl|_ 21735,56

Concentaraciones en p.p.m - -
Diagrama de Stiff
CRUDO EN AGUA [ o 1
soLpos susPENDIDOS [0 | | N [T aguie
NG ~
SOLIDOS TOT. DISUELTOS 22629,49 NG
\\ >

ALCALINIDAD TOTAL N L

Ca N | ¢ HCO
DUREZA CARBONATICA 560 3
DUREZA NO CARBONATICA 60
DUREZA TOTAL 620
TEMP. LABORATORIO °F 75 Mg S0,
RESISTIVIDAD Ohm-m 0,25
INDICE DE LANGELIER 0
pH @ TEMP. LABORATORIO 8,34 Fe & co,
TURBIDEZ (U.N.T.) 80 40 -35 -30 25 -20 15 -10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35 40

megq/I
CLASIFICACION SULIN [CONNATA

Figura A.1 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo
SBC-21(TANQUE N°1)



3% PDVSA

Origen de la Muestra:
Lugar de Toma:
Profundidad de Muestreo:
Muestra:

Arena:

Fecha Toma:

Fecha Analisis:

Observaciones:

Concentaraciones en p.p.m
CALCIO (Ca)
MAGNESIO (Mg’)

SODIO (Na’)
BICARBONATOS (HCO5)
CARBONATOS (CO3)
SULFATOS (SOy)
CLORUROS (CI)
POTASIO (K)
HIDROXIDOS

HIERRO TOTAL (Fe’)

SILICE
SULFUROS

CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

[sBC-21

|TANQUE N° 2

[16556'

|RFT

|kc

[22-Dic-93

[13-Ene-94

Multiplicador

Factor de Escala

Na
Ca
Mg
Fe

10
5
5
1

(¢]]
HCO3
SO,
CO3

196,00

0,82 |

9,78

26,40

1,14

2,17

7300,90

1

1077,26

0,26

|
000 |
|

I
|
[ 317,57
[ 17,66

0,00

0

,540 0,00

14,82

0,46 0,31

| 1211700

1

000 | | 34178

[ 1188,00

0,89 ] |

0,00

0 |

0,14

0,00

0,00

TOTAL DE SOLIDOS| 21920,38
TOTAL EQUIVALENTE NaCl|  20952,94

Concentaraciones en p.p.m
CRUDO EN AGUA

SOLIDOS SUSPENDIDOS
SOLIDOS TOT. DISUELTOS
ALCALINIDAD TOTAL
DUREZA CARBONATICA

DUREZA NO CARBONATICA

DUREZA TOTAL

TEMP. LABORATORIO °F
RESISTIVIDAD Ohm-m
INDICE DE LANGELIER

pH @ TEMP. LABORATORIO
TURBIDEZ (U.N.T.)

[ o 1]

0

21920,52

883

490

110

75

0,26

[ o |

7,6

70

CLASIFICACION SULIN |[CONNATA

0,00250685

Concentracion en Meq/l

Calculo de RW

Temperatura de Sup.(TS)|_75

Temperatura de Fm. (TF)
Rw@TS (°F)
Rw@TF (°F)

290

0,295
0,081

Ca

Mg

Fe

Diagrama de Stiff

»
/

-40 -35 -30 -25 -20 -15

-10 -5

0

5 10 15 20 25 30 35 40

meq/l

(e]]

HCO,

so,

co,

Figura A.2 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo SBC-
21(TANQUE N°2)




CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Origen de la Muestra: |SBC-31 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: [ | Ca 10 HCO;
Profundidad de Muestreo: [17504' - 1751 ; 17550'- 17612 | Mg 10 SO,
Muestra: DST Fe 10 CO;
Arena: KJ
Fecha Toma: [04-May-00 |
Fecha Analisis: [11-May-00 |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracion en Meq/l
CALCIO (Ca) [ 32176 | [ o825 | [ 16,06
MAGNESIO (Mg’) [ 1042 | [ 11571 ] [ o086 |
SODIO (Na’) [ 712030 | [ 1000 | [ 309,71 |
BICARBONATOS (HCOs) | 130540 | [ 02625 | | 2140 |
CARBONATOS (CO3) 0,00 0,543 0,00
SULFATOS (SOy) 68,73 0,4625 1,42
CLORUROS (CI') [ 11024,10 | [ 1,000 | | 31095 |
POTASIO (K) [ 28300 | | 0,9 | | | Calculo de RW
HIDROXIDOS 0,00 1 Temperatura de Sup.(TS)[_75
HIERRO TOTAL (Fe) 1,45 0,02596379 Temperatura de Fm. (TF)| 290
SILICE 0,00 1 Rw@TS (°F) [0,320
SULFUROS 1 Rw@TF (*F) [0,088]
TOTAL DE SOLIDOS
TOTAL EQUIVALENTE NaCI[[19051,06 |
Concentaraciones en p.p.m
CRUDO EN AGUA | Diagrama de Stiff
SOLIDOS SUSPENDIDOS [ | | wa - o
SOLIDOS TOT. DISUELTOS 20137,26 N 7
ALCALINIDAD TOTAL 1070 \\ // #
DUREZA CARBONATICA 804,4 Ca ¥ HCO,
DUREZA NO CARBONATICA 434 T
DUREZA TOTAL
TEMP. LABORATORIO °F 77 Mg S04
RESISTIVIDAD Ohm-m 0,31
INDICE DE LANGELIER
pH @ TEMP. LABORATORIO 7.68 Fe Cco,
TURBIDEZ (UNT) 25 -40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 O 5 10 15 20 25 30 35 40
CLASIFICACION SULIN mealt

Figura A.3 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo
SBC-31



CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
as DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Origen de la Muestra: |SBC-39 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: [Superficie | Ca 10 HCO3
Profundidad de Muestreo: 17232’ | Mg 10 SO,
Muestra: [ | Fe 10 CO;
Arena: |KB |
Fecha Toma: [08-May-95 |
Fecha Analisis: [18-Ago-95 |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracion en Meq/l
CALCIO (Ca) [ 92,80 ] | 08 | [[_463
MAGNESIO (Mg) [ 1010 | [ 12 | [ o8 |
SODIO (Na) [ s027,74 | [ 1000 | [ 25784 |
BICARBONATOS (HCOs) | 210770 [ | 02625 | [ 3456 |
CARBONATOS (CO5) 0,00 0,571 0,00
SULFATOS (SO;) 58,40 0,471 1,21
CLORUROS (CI) [ 825170 | | 1000 | | 23275 |
POTASIO (K) [20500 | [ 09 ] | | Calculo de RW
HIDROXIDOS I:I Temperatura de Sup.(TS) E
HIERRO TOTAL (Fe) Temperatura de Fm. (TF) 290
SILICE L 1 Rw@TS$ (*F) [0.400]
SULFUROS I Rw@TF ('F) [0110]
TOTAL DE SOLIDOS
TOTAL EQUIVALENTE NaCl
Concentaraciones en p.p.m - -
CRUDO EN AGUA 1 Piagrama de Stff
SOLIDOS SUSPENDIDOS [ | | Na d c
SOLIDOS TOT. DISUELTOS \\\ ///
ALCALINIDAD TOTAL N V4
Ca ¢ HCO,
DUREZA CARBONATICA [ | ]
DUREZA NO CARBONATICA [ |
DUREZA TOTAL
Mg S0,
TEMP. LABORATORIO °F
RESISTIVIDAD Ohm-m 0,38
INDICE DE LANGELIER

Fe Cco
pH@TEMP LABORATORIO -40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35 40 :

TURBIDEZ (U.N.T.) >500

meq/l

CLASIFICACION SULIN [CONNATA

Figura A.4 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo SBC-39



X PDVSZ

Origen de la Muestra: |SBC-43 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: |Supen‘icie | Ca 10 HCO;3
Profundidad de Muestreo:  [16980 | Mg 10 SO,
Muestra: [ | Fe 10 COs
Arena: |KC |
Fecha Toma: [18-Ene-96 |
Fecha Analisis: | |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracion en Meq/l
CALCIO (Ca) [ 570 ] 0,8 [ o028
MAGNESIO (Mg’) 0,60 1,2 0,05
SODIO (Na’) 6011,80 1,000 261,50
BICARBONATOS (HCOs) | 200500 [ | o027 | [ 3287 |
CARBONATOS (CO3) [ ooo | [ o580 | [ 000 ]
SULFATOS (SO,) [ oo0 | [ o040 | [ 000 ]
CLORUROS (CI) [ 812000 | [ 1000 | [ 22904 |
POTASIO (K) [ 000 ][ o8 ]| | Calculo de RW
HIDROXIDOS 1 Temperatura de Sup.(TS)[_75
HIERRO TOTAL (Fe) [ o 1 Temperaturade Fm. (TF)[ 290
SILICE 0,00 Rw@TS (°F) [0410
SULFUROS 0,00 Rw@TF (°F) [0;113
TOTAL DE SOLIDOS[_16143,1 |
TOTAL EQUIVALENTE NaCI[[114678,43
Concentaraciones en p.p.m Diagrama de Stiff
CRUDO EN AGUA [ 1]
V.
SOLIDOS SUSPENDIDOS [ | | Ne N //' ol
SOLIDOS TOT. DISUELTOS \\\ v
ALCALINIDAD TOTAL N V4
Ca ¢ HCO;,
DUREZA CARBONATICA ]
DUREZA NO CARBONATICA
DUREZA TOTAL L1
Mg S0,
TEMP. LABORATORIO °F
RESISTIVIDAD Ohm-m
INDICE DE LANGELIER
Fe Cco.
pH @ TEMP. LABORATORIO -40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 0 5 10 15 20 25 30 35 40 :
TURBIDEZ (U.N.T.) meall
CLASIFICACION SULIN [CONNATA

CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Figura A.5 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo SBC-43



Origen de la Muestra:
Lugar de Toma:
Profundidad de Muestreo:
Muestra:

Arena:

Fecha Toma:

Fecha Analisis:

Observaciones:

Concentaraciones en p.p.m
CALCIO (Ca’)
MAGNESIO (Mg’

SODIO (Na’)
BICARBONATOS (HCO3)
CARBONATOS (CO3)
SULFATOS (SOy)
CLORUROS (CI)
POTASIO (K)
HIDROXIDOS

HIERRO TOTAL (Fe)

SILICE
SULFUROS

CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

TOTAL DE SOLIDOS|  13693,7
TOTAL EQUIVALENTE NaCl|_ 13502,08

Concentaraciones en p.p.m
CRUDO EN AGUA

SOLIDOS SUSPENDIDOS
SOLIDOS TOT. DISUELTOS
ALCALINIDAD TOTAL
DUREZA CARBONATICA
DUREZA NO CARBONATICA
DUREZA TOTAL

TEMP. LABORATORIO °F
RESISTIVIDAD Ohm-m
INDICE DE LANGELIER

pH @ TEMP. LABORATORIO
TURBIDEZ (U.N.T.)

CLASIFICACION SULIN |CONNATA

|SBC-105 | Factor de Escala
[superficie | Na 1 cl
[17108"- 17178 | Ca 5 HCO;
| | Mg 5 SO,
[kc | Fe 1 CO;4
[01-Oct-99 |
[03-Nov-99 |
I |
Multiplicador Concentraciéon en Meq/l

[ 8000 ] | 0,8 [ 399
[ 970 | [ 1225 | [ o080 |
[ 443400 | [ 1000 | [ 19287 |
[ 20000 | | o286 | | 328 |
[ ooo || oe00 | [ o000 |
[ 7000 | [ o5 | [ 145 |
[ 890000 | [ 1000 | [ 251,04 |
[ o000 | | o080 | | | Calculo de RW
|:| Temperatura de Sup. (TS)IE

0,00 0,00 Temperatura de Fm (TF) | 290

0,00 Rw@TS (°F)| 0,440
I Rw@TF (*F)[0.121]
I:l Diagrama de Stiff

Na Cl

760 ///

200 Ca / HCO3

40

240

75 Mg SO,

0,39

8,04 Fe Cco,

-40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 O 5 10 15 20 25 30 35 40
meq/l

Figura A.6 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo SBC-

105



T CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
’%«I PDVSA DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Origen de la Muestra: [Muc-40 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: [ | Ca 10 HCO;
Profundidad de Muestreo: [16091" | Mg 10 SO,
Muestra: [RFT | Fe 10 COs
Arena: |KC |
Fecha Toma: [25-Tul-94 |
Fecha Analisis: [01-Ago-94 |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracién en Meq/l
CALCIO (Ca’) [ 11350 | [ o8125 [ 566
MAGNESIO (Mg) [ 930 | [ 11714 | [ o7z |
SODIO (Na’) | 658880 | [ 1000 | [ 28659 |
BICARBONATOS (HCOs) | 108391 | [ o2571 | [ 1777 |
CARBONATOS (CO5) [ ooo | [ os71 | [ 000 ]
SULFATOS (SO,) [ 12162 | [ 04714 | [ 251 |
CLORUROS (CI") [ 1005871 ] [ 1,000 | [ 28372 |
POTASIO (K) [ 43540 ] | 0,9 ] | ] Calculo de RW
HIDROXIDOS 0,00 Temperatura de Sup. (TS)|_75
HIERRO TOTAL (Fe) 0,20 0,00358121 Temperatura de Fm (TF) [ 290
SILICE 0,00 Rw@TS (°F)[ 0,340
SULFUROS I Rw@TF (°F)[0,094]

TOTAL DE SOLIDOS| 18411,33
TOTAL EQUIVALENTE NaCl| 17478,59

Concentaraciones en p.p.m DI de Stiff
CRUDO EN AGUA 1 agrama de St
SOLIDOS SUSPENDIDOS »

Na g Cl
SOLIDOS TOT. DISUELTOS 18411,3 \\ //
ALCALINIDAD TOTAL 888,45 \\ //
DUREZA CARBONATICA Ca HCO
DUREZA NO CARBONATICA
DUREZA TOTAL 322,9
TEMP. LABORATORIO °F 72 Mg S04
RESISTIVIDAD Ohm-m 0,315
INDICE DE LANGELIER 1

Fe Cco3
pH @ TEMP. LABORATORIO 7’47 -40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 O 5 10 15 20 25 30 35 40
TURBIDEZ (U.N.T.) 160

meq/l
CLASIFICACION SULIN [CONNATA

Figura A.7 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo MUC-40



o CARACTERIZACION DEL AGUA DE FORMACION
'xa.(‘ PDVSA DE ANALISIS FiSICO-QUIMICOS DE LABORATORIO

Factor de Escala

Origen de la Muestra: |SBC-107 | Na 10 Cl
Lugar de Toma: | | Ca 5 HCO;
Profundidad de Muestreo:  [16930' | Mg 5 S0,
Muestra: | | Fe 1 CO4
Arena: |KB |
Fecha Toma: [04-Oct-99 |
Fecha Analisis: [04-Oct-99 |
Observaciones: | |
Concentaraciones en p.p.m Multiplicador Concentracion en Meq/l
CALCIO (Ca) [ 9200 | | 08 | [a591
MAGNESIO (Mg’) 29,10 1,2 2,395
SODIO (Na) 5312,00 1,000 231,057
BICARBONATOS (HCO;) [ 79600 | [ 027 | [ 13051 |
CARBONATOS (CO3) 0,00 0,590 0,000
SULFATOS (SOy) 0,00 0,000
CLORUROS (CI [ 1078300 | | 1000 | | 304,149 |
POTASIO (K) | 0,00 | | | | | Calculo de RW
HIDROXIDOS 0,00 Temperatura de Sup. (TS)| 75
HIERRO TOTAL (Fe’) 0,56 0,010 Temperatura de Fm (TF) | 290
SILICE — RW@TS (*F)[0:360]
SULFUROS 1 Rw@TF (°F)[[0,099]

TOTAL DE SOLIDOS| 170121
TOTAL EQUIVALENTE NaCl|  16418,44

Concentaraciones en p.p.m
CRUDO EN AGUA

Diagrama de Stiff

I

SOLIDOS SUSPENDIDOS Na '\\ P c
SOLIDOS TOT. DISUELTOS 17740 N /,/
ALCALINIDAD TOTAL N A

Ca & HCO3
DUREZA CARBONATICA 230 \m]
DUREZA NO CARBONATICA

RESISTIVIDAD Ohm-m
INDICE DE LANGELIER
pH @ TEMP. LABORATORIO Fe
TURBIDEZ (U.N.T.)

CLASIFICACION SULIN |CONNATA

Il

DUREZA TOTAL [ 350 |
Mg so,
TEMP. LABORATORIO °F
0

Co;,

-40 -35 -30 -25 -20 -15 -10 -5 5 10 15 20 25 30 35 40

meq/l

Figura A.8 Interpretacion de los Analisis Fisicoquimicos de Agua de Formacion, para el pozo SBC-
107



Apéndice B

Calibracion Nucleo - Perfil



Camelation Depth Resistivity Parasity
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Figura B.1.Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo PIC-07



Canelation Resistiviy Paroaty
ILD Eoie‘_ Par
I (Ohmm 200010 45 UL} {14
ILM RHOR
I o 2
PHIE
(145 014
................ IR
(145 Mk

16300

KL

16350

16400

16450

16500

Figura B.2. Calibracion Nucleo — Perfil. Pozo SBC-21



Canelation Depth Rizsistivity Farnsity
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Figura B.3. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-24
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Correlation Depth Resitivity Forasity
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Figura B.4. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-33



Coirelation Depth Resistivity Farogty
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Figura B.5. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-57



Conelation Depth Resiativity Farnsiy
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Figura B.6. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-70



Coirelation Depth Resistivity Farogty
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Figura B.7. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-90



Canelation Depth Riesistivity Farosity
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Figura B.8. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-96




Corelation Depth Resiativity Farosiy
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Figura B.9. Calibracién Nucleo — Perfil. Pozo SBC-103



Corelation Depth Resiativity Farnsiy
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Figura B.10. Calibracion Nucleo — Perfil. Pozo SBC-138



Apéndice C
Graficos de Pickett



Carrelation Depth Fiesistivity Porozity
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Figura C.1. Grafico de Pickett. SBC-21.Intervalo: 16474-16556



Carrelation Depth Fiesistivity Porozity
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Figura C.2. Grafico de Pickett. SBC-21.Intervalo: 16474-1655



Correlation Depth Resistivity Porosity
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Figura C.3. Grafico de Pickett. SBC-21.Intervalo: 16556-16620



Correlation Depth Resistivity Porosity
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Apéndice D

Presion Capilar
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Figura D.1. Grafico de Presion Capilar del Pozo SBC-21.
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Figura D.3. Grafico de Presion Capilar del Pozo SBC-57.
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Figura D.4. Grafico de Presion Capilar del Pozo SBC-70.



SBC-103
PRESION CAPILAR POR INYECCION DE MERCURIO

3000

—— 174257 PHI=8,40%Kk=0,735
—8—17427,7' PHI=5,8%Kk=1,5
17430,2' PHI=7,10 %Kk=5,47
17432,7' PHI=6,7%Kk=2,3
—¥— 17433,8' PHI=6,9%Kk=5,13
2500 —e— 17451,7",PHI=9,0%Kk=23 6
o Rl —+— 17455,1,PHI=7,90 %Kk=2,49
‘ | —=—17458,7' PHI=7,8 %Kk=8,55
17465,1,PHI=6,7%Kk=0,334
17483,9', PHI=8,6 %Kk=0,51
17490,2' PHI=6,50 %Kk=0,434
17495,2' PHI=9,0 %Kk=1,81
17500,6',PHI=9,8 %Kk=15,7
17546,6', PHI=11,0%Kk=128
17565,3',PHI=6,7%Kk=1,68

2000

1500

1000

500

3¢ it

e —— -
ML e = e
0 | ; L — K B L, L |
100 90 80 70 60 50 40 30 20 10 0
Saturacion de Mercurio, % J

Figura D.5 Grafico de Presion Capilar del Pozo SBC-103.



Apéndice E
Cotejo de los modelos desarrollados,
con los valores de nucleo
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