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RESUMEN

La tecnologia de Captura y Almacenamiento de Diéxido de Carbono (CCS, por sus
siglas en inglés) en México, es un area de oportunidad que esta siendo desarrollada
actualmente. El primer paso que se llevd a cabo, fue la localizacion de sitios con
potencial de almacenamiento de CO, que cumplieran con los siguientes parametros:
poca actividad tectdnica, rango de profundidad entre 800 y 2500 m, porosidad mayor al
8%, presencia de capas sello, fallas geolbgicas o discontinuidades que formen una
trampa y garanticen el confinamiento del CO,. El siguiente nivel es la evaluacién de
almacenamiento efectivo de CO, de los sitios con mejor potencial.

La variedad de enfoques y metodologias para evaluar la capacidad de almacenamiento
de CO, es grande, como consecuencia las estimaciones de la capacidad de
almacenamiento efectivo varian ampliamente. La metodologia mas usada es la
propuesta por Departamento de Energia de los Estados Unidos (DOE, por sus siglas
en inglés).

Para que la estimacion de almacenamiento efectivo sea mas precisa es necesario
generar una metodologia de estimacién de coeficiente de almacenamiento utilizando
pardmetros clave de la formacién objetivo. La implementacion de los registros
geofisicos de pozos en la escala de evaluacién de almacenamiento efectivo como una
herramienta de andlisis para estimar el coeficiente de almacenamiento de la formacion
resulta ser una metodologia factible para el reconocimiento preliminar del sitio,
mediante parametros petrofisicos clave.

Para probar la metodologia de estimaciéon de coeficientes de Almacenamiento se
selecciond la cuenca de Sabinas, la cual se encuentra al noroeste de la provincia de
Coahuila. Se analizaron dos formaciones, las cuales cumplen con los criterios de
almacenamiento de CO,, estimando la capacidad de almacenamiento efectivo con los
coeficientes obtenidos. Posteriormente se aplica la metodologia para estimar el
coeficiente de almacenamiento efectivo de la formacién San Andrés, en el bloque San
Andrés localizado al sureste de la Cuenca Tampico-Misantla.



Abstract

In México, the Carbon Capture and Storage (CCS) technology is an area of opportunity
that is being currently developed. The first step to carry out is to locate potential sites for
carbon storage that meet the following parameters: low tectonic activity, depth between
800 and 2500 m, porosity greater than 8%, presence of seal layers, faults or
discontinuities forming a trap and ensure the containment of CO,. The phase Il is the
assessment to effective capacity from best potential sites.

Reports emphasized the huge variations in capacity estimates obtained with varying
methodologies and underlying assumptions by different authors. The methodology used
is that proposed by DOE.

To estimate more accurate effective storage is necessary to develop a methodology of
storage coefficients using key parameters that describe the formation. The
implementation of geophysical well logs in the phase Il as an analysis tool to estimate
the storage coefficient results to be a feasible methodology for the preliminary survey of
the site, using petrophysical parameters.

Sabinas basin was selected to use methodology of storage coefficients, two formations
were analyzed La Virgen and Hosston. The methodology is applied to estimate the
storage coefficient San Andres formation, San Andres play located southeast of
Tampico-Misantla basin.



Introduccion

En los dltimos afios, el concepto de mitigar el cambio climatico global a través de la de
captura y almacenamiento del Di6éxido de Carbono (CCS) en formaciones geoldgicas
ha ganado la atencién mundial. La identificacion de las cuencas geoldgicas con
potenciales para el almacenamiento de didxido de carbono (CO,) y el desarrollo de
estimaciones factibles de los recursos de capacidad de almacenamiento es un
componente critico de la determinacion de la eficacia de la tecnologia CCS. La
Greenhouse Gas Research y Development Programme (GHG) trabajo estrechamente
con una amplia variedad de organizaciones internacionales, incluyendo el
Departamento de Energia de los Estados Unidos (DOE, por sus siglas en inglés) para
el desarrollo de métodos para los recursos de estimacibn de capacidad de
almacenamiento de CO: que se aplican a diferentes escalas de evaluacion: pais,
cuenca, regional, local y sitio. La GHG y DOE han identificado el desarrollo de técnicas
de "coeficientes de almacenamiento” como cruciales para el avance de las
estimaciones de recursos de capacidad de almacenamiento ampliamente aplicables y
comparables en todas las escalas.

El concepto de aplicar los coeficientes de almacenamiento a los recursos de estimacion
de almacenamiento de CO, para las cuencas geoldgicas se ha descrito y aplicado en
una variedad de informes y documentos publicados. Tal vez el més influyente y notable
de tales documentos, se incluye en la serie de tres informes presentados por el Foro de
Liderazgo de Secuestro de Carbono (CSLF) del 2005 al 2008 y el desarrollo del Atlas
del Secuestro y Almacenamiento de Carbono de los Estados Unidos y Canadéa, 2007 y
2008 (DOE, 2007,2008).

El Centro de Investigacion de Energia y Ambiente (EERC, por sus siglas en inglés) ha
llevado a cabo una variedad de actividades que han dado lugar a una serie de
coeficientes de almacenamiento que son aplicables a la estimacion de la capacidad de
almacenamiento de CO, para diversas formaciones geoldgicas. El desarrollo de los
coeficientes de almacenamiento se ha analizado cada uno de los mecanismos clave de
captura (disolucién, mineralizacion, y atrapamiento fisico de la fase gaseosa) a escalas
de evaluacion que van desde el continental hasta el local. El propdsito de los
coeficientes de almacenamiento es el de asignar un valor a la fraccion de una
formacion dada en el que el CO: puede ser efectivamente almacenado.



Los recursos de estimacion de capacidad de almacenamiento son componentes
criticos de las miriadas de informacion que se requieren para las partes interesadas y
la toma de decisiones informadas con respecto a la implementacién de
almacenamiento de CO, a gran escala como un medio de reducir los gases de efecto
invernadero. Una enorme cantidad de trabajos se han centrado en los ultimos afios en
el desarrollo de sistemas y métodos para desarrollar las estimaciones de los recursos
de almacenamiento de CO,, estos trabajos han proporcionado una base solida sobre la
cual se puede lograr el desarrollo de los coeficientes de almacenamiento ampliamente
aplicables.

En este trabajo se propone la implementacién de los registros geofisicos de pozos en la
evaluacion del almacenamiento efectivo como una herramienta de analisis para estimar
el coeficiente de almacenamiento de una formacion objetivo, proponiendo una
metodologia factible para el reconocimiento preliminar del sitio mediante la estimacion
de parametros petrofisicos clave.



“El camino del progreso no es ni rapido ni facil”
Marie Curie

MARCO TEORICO
CONCEPTUAL

CAPITULO I

.1 Conceptos Basic
[.2 Escalas de Evaluacion

.3 Metodologias Existentes de Estimacion de Almacenamiento Efectivo
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l. Marco Teorico Conceptual

I.1 Conceptos Basicos de Almacenamiento Geoldgico del CO,

La capacidad de almacenamiento de un yacimiento de CO, depende de las
propiedades del mismo. De forma que las condiciones procuradas durante la
inyeccion son las siguientes: fase supercritica del CO,; cuyas propiedades
corresponden a una temperatura de 31.1°C y 7.38 MPa lo que por lo general se
logra a profundidades mayores a 800m (Bennaceur, y otros, 2004); por otra parte,
en la fase geoldgica se tiende a considerar los principales parametros que deben
existir para que el almacenamiento de CO, sea eficiente y seguro. La existencia
de una roca almacén con porosidades mayores al 8% y una permeabilidad mayor
a 0.1 mD, presencia de una trampa y una roca sello superior para impedir riesgos
de fuga (Davila Serrano, 2011).

Entre los diversos tipos de retencibn que pueden ser consideradas para el
almacenamiento de CO, se encuentran:

e Trampas estructurales y/o estratigraficas, donde el CO, es atrapado dentro
de las estructuras o sistemas de flujo.

e Entrampamiento residual, cuando el CO, queda adherido en forma de
pequefias burbujas por tension intersticial.

e Entrampamiento por solubilidad, cuando el gas se disuelve en el agua de
formacion.

e Entrampamiento mineral, cuando el CO, reacciona con la roca almacén
formando nuevos minerales.

El almacenamiento de CO, considera varias opciones geoldgicas: yacimientos
exhaustos de hidrocarburos, recuperacion mejorada de aceite y gas, formaciones
salinas profundas y capas de carbon mineral que por cualquier causa no pueden
ser explotadas. Ver figura 1.1.
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Figura 1.1.- Principales formas de almacenamiento geolégico de
CO, [IPCC, 2005].

Los yacimientos exhaustos de hidrocarburos han sido el principal sitio geolégico
de estudio para el almacenamiento de CO,. La gran ventaja que tienen los
yacimientos exhaustos de hidrocarburos es el grado de estudios e instalaciones
gue se tienen.

La vida de un yacimiento petrolero pasa por tres fases de explotacion: primaria,
secundaria y terciaria. En la recuperacion primaria se produce hidrocarburos con
la misma energia del yacimiento. La segunda etapa de recuperacion es cuando la
presion del yacimiento disminuye, se inyecta generalmente vapor de agua para
aumentar la presion (reaccion fisica) y asi producir hidrocarburos. La tercera etapa
o también llamada etapa de recuperacion mejorada de hidrocarburos (EOR, por
sus siglas en inglés) se atribuye a la recuperacion del aceite al inyectar materiales
gue normalmente no estan presentes en el yacimiento a condiciones especificas
con el fin de alterar considerablemente el comportamiento fisico-quimico de los
fluidos del yacimiento, como la inyeccién de quimicos e inyeccion de gases
miscibles (Comisién Nacional de Hidrocarburos, 2012).
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Al estar el CO, en estado supercritico (31.1°C y 7.38 MPa), la solubilidad con el
hidrocarburo aumenta y en consecuencia el aceite se hincha y su viscosidad
disminuye. El hinchamiento del petroleo es el factor mas importante del CO,,
aungue esta propiedad disminuye cuando el hidrocarburo es pesado (Hoiland,
Joyner, & Stalder, 1986). Esta técnica se ha aplicado desde hace varias décadas
en Norteamérica debido a que los campos de Estados Unidos y Canada
declinaban con una mayor rapidez que en lo que se incorporaban nuevas
reservas. Al aplicar la técnica, parte del CO, se queda entrampado en la formacién
geoldgica y otra parte se obtiene con el hidrocarburo(Figura 1.2).

Figura 1.2.- Recuperacion mejorada de hidrocarburos inyectando €O,
(Co, -EOR), es el método de almacenamiento geoldgico que resulta
rentable. [Estado de Almacenamiento Geologico en México, 2012.]

Para las formaciones salinas profundas la evaluacion de la capacidad de
almacenamiento es muy compleja debido a los mecanismos de entrampamiento
que actuan a diferentes escalas en funcion de si el sistema es abierto o cerrado
(Figura 1.3).

En los sistemas "abiertos" la comunicacién fluida y la presiéon a través de la
formacién es fuerte, mientras que los sistemas "cerrados" o "semi-cerrados" los
limites de flujo lateral, tales como fallas pueden restringir el movimiento de fluidos.
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Para sistemas cerrados, la inyeccion de C0O, podria resultar en aumento de
presion, lo que limita la capacidad de almacenamiento eficaz (Gorecki, y otros,
Development of storage coeficients for carbon dioxide storage in deep saline
formations, 2009).

Figura 1.3.- Diagrama representativo de tres potenciales sistemas
de entrampamiento en formaciones salinas (Zhou et al, 2008)

Con respecto al almacenamiento en capas de carbon no utiles para explotacion,
dado el potencial de almacenamiento intrinseco del carb6n y el crecimiento
experimentado de la actividad de explotacion del metano en capas de carbén
(Coal Bed Methane, CBM) esta modalidad constituye una posibilidad econdémica
atractiva (Anderson, y otros, 2004).

La complejidad del carb6n demanda un estudio extenso de variables geolégicas:
estratigrafia, la condicion estructural de la formacion, la capacidad de absorcion
del carbon, la permeabilidad y la integridad de la roca que servira de sello.

|.2 Escalas de Evaluacion

En la seleccién de un lugar apropiado para el almacenamiento de CO,, se deben
tomar en cuenta las siguientes caracteristicas: generalidades geologicas, factores
regulatorios, ambientales y sociales. El objetivo es, ademas del confinamiento del
gas, garantizar que no exista el riesgo de fugas.
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Bachu (2007) propone que la investigacion geologica debe obedecer a una
secuencia en la que, al disminuir la escala del territorio aumente el grado de
resolucion (Fig.1.4 b), definiendo 5 escalas de estudio y 3 niveles de resolucién.

Figura 1.4.- Variaciones en tamafio y resolucion de diferentes capacidades de
almacenamiento. (a) PirAmide tecno-econdmica de recursos, (b) Escalas de
evaluacion. De Bradshaw et. al. (2007) en Bachu, S., Bonijoly, D., et. al. 2007.

La mayor escala de evaluacion es a nivel pais, en la cual se identifican los
sectores con potencial para almacenar CO,, principalmente las cuencas
sedimentarias. El siguiente nivel es el de cuenca en el que se evalluan las
caracteristicas geologicas para identificar las regiones que permitiran el
almacenamiento del CO,, ademas de relacionar las fuentes emisoras y su
proximidad con los sitios seleccionados. La escala regional analiza un area menor
de la cuenca, que es geograficamente continta, buscando definir los limites
estratigraficos o estructurales de las trampas de interés. La escala local es muy
detallada y considera el desarrollo pre-ingenieril para los sitios candidatos de
almacenamiento y son analizados para determinar sus parametros de inyeccion,
capacidad efectiva de almacenamiento y seguridad de confinamiento. En la escala
de sitio se generan modelos de flujo y simulaciones del comportamiento del CO,
una vez que sea inyectado en un medio particular.

La piramide Tecno-Econdmico de Recursos-Reserva fue definida por el Foro de
Liderazgo del Secuestro del Carbono (CSLF, por sus siglas en inglés) en 2005
(Fig. 1.5 a), refleja el grado de incertidumbre, junto con la viabilidad econémica
asociada con una estimacion de la capacidad de almacenamiento. La capacidad
de almacenamiento de CO, se expresa en términos de masa y no de volumen,
porque depende de condiciones de presion y temperatura. Se definen cuatro
capacidades de estimacion de almacenamiento, como se explica a continuacion:
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e Capacidad tedrica: Limite fisico que el medio geoldgico puede aceptar.

e Capacidad efectiva: Se obtiene al imponer limitantes geologicas y de
ingenieria.

e Capacidad préactica: Se aplican limites técnicos, legales, regulatorios,
infraestructura y economicos. A partr de esta capacidad de
almacenamiento practico, se debe subdividir a nivel de reservas que
usualmente se utilizan en la industria petrolera (probada, probable y
posible).

e Capacidad factible: Se obtiene al contrastar los limitantes geol6gicos con
los reales, en tiempo y espacio para uso industrial.

.3 Metodologias Existentes de Estimacion para Coeficientes de
Almacenamiento Efectivo

La variedad de enfoques y metodologias para evaluar la capacidad de
almacenamiento de CO2 es grande (Bachu, Bonijoly, & et.al, 2007). Como
consecuencia las estimaciones de la capacidad de almacenamiento varian
ampliamente.

La fase de almacenamiento efectivo es una sub-etapa de la caracterizacion de
almacenamiento de CO,. Esto representa la eficiencia con que el CO, inyectado es
capaz de acceder al espacio poroso que rodea directamente el pozo de inyeccion.
Varias razones geoldgicas y de ingenieria influyen en la capacidad de
almacenamiento efectivo en un depdésito: la permeabilidad absoluta y relativa de
un yacimiento, heterogeneidad de la permeabilidad, profundidad del depésito,
temperatura, salinidad, asi como el tamafio de la trampa estructural y/o
estratigrafica.

[.3.1 CFLS y DOE

Los métodos CSLF y DOE se han descrito y aplicado en una variedad de
informes, tal vez el mas notable es el atlas del Secuestro y Almacenamiento del
Carbono en los Estados Unidos y Canada.

El DOE divide la eficiencia en cuatro partes: la eficiencia del area de
desplazamiento, eficiencia de desplazamiento vertical, gravedad, y eficiencia del
desplazamiento microscopico. Las tres primeras variables son muy dificiles de
separar, como tal, se han agrupado en un solo término de eficiencia de
desplazamiento volumétrico. EI CSLF no cuantifica el coeficiente de
almacenamiento, solo incorpora los efectos acumulativos de la trampa, la
heterogeneidad, la miscibilidad del CO, y la eficiencia de desplazamiento (CSLF,
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2007), los cuales equivalen a la eficiencia de desplazamiento volumétrico en el
método DOE (Gorecki, y otros, Development of storage coeficients for carbon
dioxide storage in deep saline formations, 2009). Los dos métodos se relacionan
de la siguiente manera:

VCOZDOEE =A-h-0-Eg

0 (1= Syave)
tot wirr
Veoesirg = A-h-@-(1—=Syir) Cc
(1 - Swave)
C-=E,-E Lo Twaves
‘ v el (1 - Swirr)

Erp =Cc- (1 - Swirr)

Ecuaciones 1.1-1.5.- Relacion del método DOE y CSLF. Se obtienen los coeficientes de
almacenamiento efectivo.

donde:

Veo,poE; » Capacidad de almacenamiento efectivo (unidades de volumen)
DOE.

Veo,csir; » Capacidad de almacenamiento efectivo (unidades de volumen)
CSLF.

Eg, coeficiente de almacenamiento efectivo DOE.
C., coeficiente de almacenamiento efectivo CSLF.

E;.o1 = Er , términos geoldgicos que definen la fraccion del espacio poroso
propenso a almacenar el CO,.

E, =E,-E;-E; , la fraccion del espacio poroso cercano del pozo de

inyeccion que esta en contacto con la inyeccion del CO,.
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E, , area de desplazamiento efectivo. La fraccidén del area inmediata
que rodea a un pozo de inyeccion que puede tener contactado con el
CO,.

E; , desplazamiento vertical (espesor) efectivo.

E, = efecto de gravedad = (1-E,), es la parte del espesor neto que
no esta en contactado con el CO,.

E; = (1 —S,ir), €l fluido desplazado y reemplazado por el CO,.

Swave,» Promedio de la saturacion de agua en los espacios poroso cuando
esta en contacto con el CO,.

(1_5wave)
(1=Swirr)
gue durante la inyeccion de CO,, la saturacion de agua irreducible puede
cambiar en funcion de la presion del yacimiento.

, este modificador debe utilizarse en el método CSLF, debido a

CSLF (2008) establece los dos métodos son computacionalmente equivalentes si
Ep =Cc-(1—Syir) Y Sl una densidad media de CO, en condiciones insitu se
utiliza en lugar de los valores minimos y maximo de la densidad del CO,
relacionadas con presiones del yacimiento y la temperatura.

[.3.2 DOUGHTY

Capacidad de almacenamiento efectivo se define como la fraccion del volumen
total de la formacién (Vipe: = [ff dxdydz) que puede ser utilizado para el
almacenamiento. En consecuencia el coeficiente de almacenamiento efectivo,
como define Doughty et al. (2001), oscila entre cero (el almacenamiento no es
posible) a la porosidad promedio de la formacién (todo el volumen tedrico de
porosidad accesible estd ocupada por CO,) (Kopp, Probst, Class, Hurter, &
Helming, 2009). Se puede calcular como el producto de cuatro factores
adimensionales (ec. 1.6):

C=CCyCh Dayg, CE {0,044} ec. 1.6
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donde:

C, coeficiente de almacenamiento efectivo de la metodologia
Doughty.

C;, coeficiente de capacidad intrinseca.

Cy4, coeficiente de capacidad geometrica.
Cy, coeficiente de capacidad de la heterogeneidad.

@avg » POrosidad promedio de la formacion.

El coeficiente de capacidad intrinseca C; se define como la suma de la fraccion de
los espacios porosos que estan ocupados por el CO, en fase gaseosa (Ci,) Y la

fraccion del espacio de poros en el que se disolvid el CO,, que ocuparia si se
convierte en fase gaseosa (Cj). El coeficiente de capacidad intrinseca C;, se
puede estimar con el promedio de la saturacion del gas en la pluma de CO,. El
coeficiente C;; se estima (ec. 1.7):

p
Cyp =5-X7-=2 ec. 1.7
P

donde:
S, , saturacion promedio del fluido

X, promedio de la fraccién de masa del gas disuelto en la fase
liquida [kg / kg]

p, densidad de masa [kg / m3]

Los parametros y variables S;, S, Xlg, se promedian dentro de la
pluma de CO,.

El coeficiente de capacidad geométrica C,, se define aqui como la fraccion de
volumen de todo el espacio de los poros ocupado por gas, dividido por todo el
espacio de poro disponible del depédsito. El coeficiente de capacidad de
heterogeneidad €, representa heterogeneidades en la permeabilidad absoluta,
esto lleva a una mayor reduccion o aumento de la capacidad de almacenamiento
accesible.
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El coeficiente de capacidad geométrica C,, es dividido en dos coeficientes: C;, y
Cg41- El coeficiente de capacidad heterogénea C, también se divide en dos nuevos
coeficientes: Cpy y Cp. Esto nos lleva a la siguiente definicion ampliada del
coeficiente de capacidad almacenamiento C (ec. 1.8):

C= Ciy (ChgCrg) D+ Cy(Cyr-Cri) 0 ec. 1.8

Proporcion Proporcion
volumétrica disuelta

Los coeficientes de capacidad de almacenamiento varian con el tiempo y estan
sujetos a la definicion de la reserva total de volumen y la masa inyectada. La
metodologia no da la maxima cantidad de CO, que se puede almacenar en el
depasito.
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Il. Propiedades petrofisicas para la Caracterizacion de Yacimientos

Los registros geofisicos de pozos son representaciones analégicas de mediciones
de las propiedades fisicas de las rocas contra la profundidad.

En este capitulo se definen las principales propiedades petrofisicas, para la
estimacion del coeficiente del almacenamiento efectivo, las cuales son: porosidad,
factor de formacion, saturacion de fluidos, volumen de arcilla y permeabilidad. Y
otras propiedades petrofisicas de las rocas importantes que se obtienen a partir de
algunos de los principales parametros petrofisicos: indice de calidad del
yacimiento (RQI: Reservoir Quality Index), indicador de zona de flujo (FZI: Flow
Zone Indicator), unidad de flujo hidraulico (HFU: Hydraulic Flow Unit).

[1.1 Porosidad

La porosidad de la roca se define como: la relacion que existe entre los espacios
de la roca susceptibles de ser ocupados por algun fluido y el volumen total de ésta
(Serra, 2008). La porosidad se puede clasificar de acuerdo al modo en que se
origind (fig. 2.1):

a) Porosidad primaria. La porosidad primaria es cuando los sedimentos se van
depositando, desarrollan espacios entre ellos, a estos espacios generados
los llamamos porosidad primaria.

b) Porosidad secundaria. La porosidad secundaria se genera por procesos
geoldgicos subsecuentes como las fracturas o disolucion.
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Figura 2.1.- Tipos de porosidad primaria y secundaria en las rocas (Modificado de

Adams et al, 1984)

Existen varios procesos que afectan a la porosidad de las rocas sedimentarias

(Serra,

2008):

a) Acomodo de los granos.

b) Cementacion.

c) Angulosidad y redondez de los granos.

d) Granulacion.

e) Solucion de minerales por accion del agua.

Por otra parte, también se puede clasificar en consideracion al cuerpo poroso en
porosidad total y efectiva (Arroyo Carrasco, 1996). Se denomina porosidad total a
la relacién del volumen de espacios y el volumen de la roca (ec. 2.1) mientras que
la porosidad efectiva caracteriza a la relacion de los espacios interconectados
entre el volumen de la roca (ec. 2.2).

ec. 2.1
_ Volumen de los espacios
"™ Volumende laroca
Volumen de los espacios interconectados ec. 2.2

Q)E_

Volumen de la roca
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Los principales métodos para determinar la porosidad y tipo de porosidad a partir
de los registros geofisicos de pozos: curvas de porosidad, ecuaciones, graficas
cruzadas (crossplots), modelos para formaciones arcillosas (fig. 2.2).

Métodos para
determinar la
porosidad y
tipo de
porosidad

—

1) Una curva de porosidad _

2) Ecuaciones

—

3) Graficas cruzadas (crossplots)

4) Modelo para formaciones arc

Sénico @5 = 04
Densidad @, = @

Neutrén @y = @7

On+ O
®T — N D
2
0% +07
O = NT¥D
2
Oy vs Dp
1 ewvsp
p, Vs At
@y vs At
illosas

Figura 2.2.-Los principales métodos para determinar la porosidad y tipo de porosidad a partir

de los registros geofisicos de pozos
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11.2 Saturaciéon de fluidos

La saturacion de fluidos es la fraccion del volumen del poro de una roca que esta
ocupada con un fluido (Arroyo Carrasco, 1996); véase la ecuacion 2.4:

s Volumen del fluido ec. 2.4
f =

Volmen de poro

La mayoria de las ocasiones los poros de las rocas contienen adherida agua de
formacidn, aire, aceite o gas en mayor o menor cantidad (fig. 2.3). Los fluidos que
saturan la roca se clasifican en moviles o no moviles (Bateman, 1998).

Saturacion de
fluidos (Sf)

Saturacion de

hidrocarburos Saturacionide

Saturacion de

agua (Sw) (She) aire (Sa)

agua irreducible hidrocarburos hidrocarburos

e lioe S (Swi) méviles (Smhc) residuales (Shcr)

. . aceite residual .
agua capilar agua ligada a las (sor) gas adsorbido
(Swc) arcillas (Swb) . (Sga)

gas residual (Sgr)
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o So

Figura 2.3.- Esquema
representando las
proporciones de
saturaciones en un volumen
de roca (modificada).

Los métodos para determinar la saturacion de fluidos a partir de registros
geofisicos de pozos son: 1) nomogramas de saturacion de agua, 2) quick looks, 3)
directamente de registros con Ro, 4) con las ecuaciones de Archie, 5) con un
modelo para formaciones arcillosas [compensacion automatica, arcilla dispersa,
Waxman-Smits, Simandoux, Juhaz, Fertl & Hammack, Indonesia, Doble Agua] , 6)
con gréficas de Hingle y Pickett, y 7) por inversion petrofisica.

[1.3 Volumen de arcilla

Las arcillas son particulas muy finas que tienen una alta superficie especifica y
son capaces de acumular fracciones de agua en la misma, por medio de fuerzas
electrostaticas. La presencia de arcilla en las formaciones origina perturbaciones
en la evaluacién de los yacimientos.

El volumen de arcilla (Vsn) se define como: el porcentaje de minerales de arcilla
respecto al volumen total unitario de roca. La arcilla se puede depositar en la roca
en forma estructural, dispersa y laminar (fig.2.4).
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/ Depésito de Arcilla \
Arena limpia

Laminada  Estructural Dispersa

o /

Figura 2.4.- Diferentes depositos de las arcillas en las formaciones

Las arcillas depositadas en forma laminar afectan poco las caracteristicas de
porosidad y permeabilidad horizontal. En cambio, cuando existen en forma
dispersa, las particulas arcillosas se desarrollan en el espacio intergranular y
tienden a obstruir parcialmente la permeabilidad y la porosidad (PDVS,
Schlumberger, & GEOQUEST). Segun el tipo de arcilla, la acumulacion de las
particulas entre los granos puede impedir de forma total el flujo de fluidos en la
formacion.

Los métodos para determinar el volumen de arcilla a partir de registros geofisicos
de pozos son: 1) ecuaciones con registros de resistividad y porosidad, 2) indice de
arcillosidad (Ish), 3) ecuaciones empiricas [Larionov, Stieber, Clavier], 4)
espectroscopia corregida por contenido de U, 5) sistemas de ecuaciones para
identificar minerales, y 6) por inversion petrofisica.

1.4 Factor de formacion

El factor de formacién se define como: la relacion que existe entre la resistividad
de una muestra de roca saturada al 100% con agua salada y la resistividad del
agua que satura dicha roca (SCHLUMBERGER, 1987). Ecuacion 2.5
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F= Ro ec. 2.5

En una porosidad determinada, la proporcion Ro/Rw permanece casi constante
para todos los valores de Rw de aproximadamente 1 ohm-m. En el caso de aguas
mas dulces y con mayor resistividad, el valor de F puede disminuir a medida que
aumenta la Rw, se atribuye este fenbmeno a una mayor influencia proporcional de
la conductancia superficial de la roca (fig. 2.5). En el caso de una saturacion de
agua con salinidad dada mientras sea mayor la porosidad de una formacion,
menor sera la resistividad de la formacién Ro vy el factor de formacion F. Por
consiguiente, el factor de formacion esta inversamente relacionado con la
porosidad. El factor de formacién es también una funcion de la estructura porosa y
de la distribucion del tamafio de los poros (Bassiouni, 1994).

Figura 2.5.-Representacion
de tres formaciones que
tienen la misma porosidad
pero diferentes valores de
factor de formacion (Asquith,
1998)

Archie (1942) propuso una férmula que relaciona la porosidad y el factor de
formacion (ec. 2.6), ver figura 2.6:

F= om ec. 2.6

20




PROPIEDADES PETROFISICAS PARA LA | CAPITULO 11
CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS

donde:
m, exponente de cementacion.
a, tortuosidad.

@ , porosidad total.

1000 =

o ¢ E ffective Overburden =2000psi
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Fig. 2.6.- Relacion entre @ y F (Archie, 1952)

Posterior a los experimentos de laboratorio realizados por Archie para encontrar la
relacion entre la porosidad y el factor de formacion, se han hecho publicaciones de
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diversos valores de los pardmetros de la ecuacion de Archie para calcular el factor
de formacion de acuerdo a la litologia (fig. 2.7).

Figura 2.7.- Parametros para calcular el factor de formaciéon de
acuerdo a la litologia. (Bassiouni, 1994)

1.5 Permeabilidad

El cédigo APl (American Petroleum Institute) establece que la permeabilidad (K) es
una propiedad del medio poroso y también una medida, tanto de la capacidad del
medio para transmitir fluidos como de la magnitud del fluido por la unidad de
gradiente hidraulico.

La roca puede contener uno o mas fluidos; cuando se tiene un solo fluido se llama
permeabilidad absoluta y cuando se tiene mas de un fluido se llama permeabilidad
relativa (Bateman, 1998).

La permeabilidad absoluta (k) es una propiedad dinamica vectorial, es aplicable a
acuiferos y a yacimientos geotérmicos. Si una roca tiene anisotropia dinamica
deriva principalmente al contenido de arcilla y se tienen una permeabilidad
horizontal (kh) y una permeabilidad vertical (kv).
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Permeabilidad con Aire como fluido, mD

La permeabilidad relativa es cuando existen varios fluidos (fases) en los poros
(krw: permeabilidad relativa del agua, kro: del aceite y krg: del gas), es el cociente
entre la facilidad de una roca para permitir el paso de ese fluido en particular
(permeabilidad efectiva) y la permeabilidad absoluta, depende de la proporcion
(saturacién) de ese fluido (Bateman, 1998).

La permeabilidad es directamente proporcional al tamafio de grano y/o de la
garganta del poro (fig. 2.8); e inversamente proporcional de la tortuosidad, la
superficie interna especifica de los granos (Nelson, 1994) y la saturacion de agua
irreducible. Puede depender de igual manera de la forma de los granos
(laminaciones) que genera la anisotropia en la permeabilidad; la cementacion que
la reduce; el fracturamiento que la incrementa; la disolucion la incrementa y la
compactacion (esfuerzos) que reduce la permeabilidad.

La permeabilidad es diferente en los 3 sistemas principales de porosidad: 1)
intergranular, 2) intercristalina, y 3) disolucién y/o fracturas.

Arenas Limpias 2 Carbonatos
o
3
3
o
£
]
g
£
[=4
]
T
3
E
g
£
[
Porosidad, % e Porosidad, %
(a) Terrigenos (b) Carbonatos

Figura 2.8.- Permeabilidad en funcion de la porosidad (Glover, 2000).

Ningun registro geofisico de pozos mide directamente la permeabilidad. Los
principales métodos para determinar la permeabilidad a partir de registros son:
cualitativa 1) con las curvas de potencial natural (SP) y rayos gamma sin uranio
(CGR), 2) con la separacién de curvas de resistividad con diferente profundidad de
investigacién; cuantitativa 3) con ecuaciones empiricas (ver tabla 2.1).

23




PROPIEDADES PETROFISICAS PARA LA | CAPITULO 11

CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS

Nombre
Darcy

Ecuacioén
Liquidos:
k=1000-(Q-u-L)/[A-(Po — Pi)]

Gases:

k=2000-(Q-p-L)-Patm/[A-(Po?* - Pi?)]

Donde:
k es la permeabilidad absoluta [D],
Q es el gasto [cm¥/s],
U es la viscosidad dindmica del fluido [cP]
L es la longitud del tubo capilar [cm],
A es el area del tubo [cm?],
P;i es la presion al inicio del tubo [atm],
P, es la presion al final del tubo [atm].
Pam €s la presion atmosférica [atm].

Carothers (calizas)

k = (4-108)/ F355

k es la permeabilidad absoluta [mD],
F es el factor de formacion [adim].

Carothers (areniscas)

k= (7-108)/F*5

Basadas en ec. de Wyllie
y Rose (1950) (fig. 2.4-a):

k=C-®*/Sw"

C es una constante que depende del
tamafio de grano y tipo de roca,

®. es la porosidad efectiva [dec],

Swi es la saturacion de agua irreducible

[dec],
Xy y son variables,
Swi = C/®P.
En una formacion arcillosa: C=62500,
X=6, y=2.
Tixier - . 3 N2 C=50 para Chicontepec,
(fig. 2.4-b) k (C (De /SW') C=62.5 para otras areas.
Timur - . C=2.25 )2 - @, es la porosidad efectiva [%],
(fig. 2.4-c) k (100 (De /SW') ! Swi es la saturacion de agua irreducible
[%8],
k=0.136- (DeC=4.4/ Swi2 C=8.58_ para otras ére_‘as.
Muy utilizado en areniscas.
Timur - 2, 4.4 2 @. es la porosidad efectiva [dec],
(formaciones arcillosas) k=93 (De /SW' Sui es la saturacion de agua irreducible
(fig. 2.4-c) [dec],

(Tiab et al, 2004)

Coates-Dumanaoir
(fig. 2.5-a)

k = (300/wW4)-(®e"/ Swi")?

w es una variable.

Coates
(fig. 2.5-b)

k = [100-De?-(1 - Swi)/ Suil?

C=4.9 para otras areas.

Morris y Biggs
(terrigenos)

k= C'(pe3/8wi2

(Tiab et al, 2004)

®. es la porosidad efectiva [dec],

Sui es la saturacion de agua irreducible
[dec],

C es una constante; aceite=250, gas=79.

Slichter k=10 2'd2/ks d es la media de tamafio de grano [um],
' ks es la correccion por empaquetamiento
de granos [adim] (pendiente de
recta de d vs. k).
Berg k =8.4-102-c?- P51
Van Baaren k = 1O'Dd2' (pe(3.64+m)_ C -3.64 Dy es la moda del tamafio del grano
[um],
C es el indice de sorteo [adim],
m es el exponente de cementacion [adim].
RGPz d es la media geométrica pesada de

k = 1000-d? ®"/4-a-m?

tamafio de grano [um],
a es la constante de empaqguetamiento
de granos [adim].

Basada en gradiente de
resistividad

k= B-[a2.3/ (ow-pn)]? ;
a=(AR/AD)-(1/Ro) ;

AR=R:t-Ro;

B es una constante, generalmente 20,

pw es densidad del agua de formacion,

pn es densidad del hidrocarburo [g/cm?],

R es la resistividad [Q-m],

R, es la resistividad de la roca .
saturada 100% de agua [Q-m],

R: es la resistividad de la roca saturada
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AD = D, - D¢

con menos de 100% de agua
[Q'm],

D, es la profundidad donde se midi6 R,
[ft],

D: es la profundidad donde se midié R¢
[ft].

Relaciones de Jones:
1)
(para terrigenos)

kw = [(Sw - SWI)/(]- - Swi)]3 ;

kw = Kw-k

kw es la permeabilidad relativa del agua
[mD],

kw es la permeabilidad efectiva del agua
[mD],

k es la permeabilidad absoluta [mD].

2) kro - (1_SW)2.1/(1 ‘Swi)2 : ki €s la p[enr]rgt]aabllldad relativa del aceite
ko es la permeabilidad efectiva del aceite
= . [mD],
ko kro k k es la permeabilidad absoluta [mD].
Indicador de zona de k= FZIZ_ CDIR . FZI es el indicador de zona de flujo [um],
)

flujo

k= (1014FZIm2(D93)/(1 -
®e)?

®r es la porosidad [dec].

indice de fluidos libres

k = 10 @*-[FFI/(®e — FFI)2

FFl es el indice de fluidos libres

Regresién lineal con
porosidad

k=10P + Q ®s) ;

k =10**(P + Q:log®e)

Py Q son constantes de regresion.

Canales por disolucién

k=0.2-108.02

k es la permeabilidad [D],
d? es el diametro del canal [in].

Fracturas:

k = (0.544-10%-w®)/h

k es la permeabilidad [D],

1) h es ancho de fractura [in],
w es la apertura de fractura [in].
- . 7. . _ AN 2.63 - | @ eslaporosidad total [dec],
2) k=15-10"®x [(1 SW') F”] " | Fll es indice de intensidad de fracturas

FIl = [(1/ Rxo) —(1/ R/
[(1/ Rm) = (1/ RW)] ;

®¢ = [Rmr(1/ Ries) — (1/ Rup)]°"

(Tiab et al, 2004)

[dec],

Rxo es la resistividad de la zona lavada
[Q-m],

R: es laresistividad de la zona virgen
[Q-m],

Rumr es la resistividad del filtrado de lodo
[Q-m],

Rw es la resistividad del agua de
formacioén [Q-m],

@+ es la porosidad de fracturas [dec],

Ru.s es la resistividad de investigacion
media [Q-m],

Rup es la resistividad de investigacion
profunda [Q-m],

C- vale entre 2/3 (so6lo fracturas) y 3/4.

3) yacimiento
naturalmente fracturado,
principalmente fracturas.

k = 0.05758- @+ (hs-w)*

(Tiab et al, 2004)

k es la permeabilidad [cm?],
hr es ancho de fractura [cm],
wres la apertura de fractura [cm].

3) yacimiento
naturalmente fracturado,
¢ de matriz alta.

k= (ro-w:/9.8)-®e

(Tiab et al, 2004)

rc es el radio de poro intergranular [um],
@, es la porosidad efectiva [dec].

Sistema de doble
porosidad (intergranular
y fracturas, 6 disolucién)

k= (re1:re2/8)(®1-P2)*

(Tiab et al, 2004)

re1 es el radio de poro del primer tipo de
porosidad [um],

re2 es el radio de poro del segundo tipo
de porosidad [um],

@+ es la porosidad del primer sistema
[dec],

®: es la porosidad del segundo sistema
[dec].

25




PROPIEDADES PETROFISICAS PARA LA | CAPITULO 11
CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS

Tiab (2004) - . 1212.4855 - Ky es la permeabilidad vertical [mD],
(anisotropia en areniscas) kv 0.0429 [(kh/d)e) ] ! Kn es la permeabilidad horizontal [mD],
@, es la porosidad efectiva [dec].

kh - 10'¢e4'(1 _ Swi/Swi)2 : Swi es la [Zz;téj]racmn de agua irreducible
Ay B son constantes que dependen de
En general: cada formacion.

kv = A:[(kn/ ®e)B ;

Tabla 2.1.- Compilacién de ecuaciones empiricas para calcular la
permeabilidad (Castrején Pineda, 2015).

1.6 indice de calidad del yacimiento (RQI: Reservoir Quality Index)

Amafeule et al (1993) dividieron la ecuacién de Kozeny-Carman por la porosidad
sacandole la raiz cuadrada y multiplicando por 0.0314 para convertir la
permeabilidad en miliDarcys, lo designaron como el “indice de calidad del
yacimiento” (RQI) (ec. 2.7).

RQI = 0.0314-(k/ ®e)* ec. 2.7
donde:
RQI es el indice de calidad del yacimiento [um]
k es la permeabilidad [mD],
@, es la porosidad efectiva [dec].

En formaciones arcillosas (Vsh>15%), se tiene la ecuaciéon 2.8.

RQlsh = 0.0314-[k/ ®De-(1 — Vsn)]* ec. 2.8
donde:
RQIsn es el indice de calidad del yacimiento para formaciones
arcillosas [um]
k es la permeabilidad [mD],
@, es la porosidad efectiva [dec],
Vsh es el volumen de arcilla [dec].

II.7 Indicador de zona de flujo (FZI: Flow Zone Indicator)

El indicador de la zona de flujo (Amafeule, Altunbay, Tiab, Kersey, & Keelan, 1993)
se define a partir de las siguientes caracteristicas: la forma del poro, la tortuosidad
y el area de la superficie interna especifica, de acuerdo con la ecuacion 2.9. Por lo
tanto los diferentes ambientes geoldgicos de depdsito y los procesos diagenéticos
controlan la geometria del yacimiento y el FZI.
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FZI=1 1 ec. 2.9
F;/Z-T.S

donde:
FZI, indicador de la zona de flujo [um]
F;, factor de forma de tubos capilares [adim]
7, tortuosidad [adim]

S, area de la superficie interna especifica por unidad de
volumen de sélido [um™1]

Utilizando RQI se obtiene la ecuaciéon 2.10.
FZI = RQI/ q)z ec. 2.10

donde:

@: es el indice de porosidad normalizada [dec], se calcula de la
siguiente forma:

D =D /(1 - Do) ec. 2.11

@, es la porosidad efectiva [dec].

En formaciones arcillosas ( Vs, > 15% ), se tiene la siguiente ecuacion 2.12

_r.[R 1
FZlyw=C-["/y.p . a-v) /2 ec. 2.12

donde:

FZI, , indicador de zona de flujo en una formacion arcillosa [um]

C, constante [mD]; C=78.5 6 29.09
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R, , resistividad real de la roca [Qm]

a , coeficiente de tortuosidad (ec. de Archie) [adi]
R, , resistividad del agua de formacién [Qm]

Vsn, volumen de arcilla [dec]

Las rocas con tamafio de grano fino, mal clasificado (y/o) arcillas, tienen una gran
area de superficie interna, gran tortuosidad y por consiguiente un valor bajo de
FZI. En contraste con las rocas limpias con poca arcilla, grano grueso y bien
clasificado, tienen menor superficie interna, factor de forma pequefio, tortuosidad
baja y por lo tanto un valor alto de FZI.

I1.8 Factor de caracterizacion de unidad de flujo (HT)

Las unidades geoldgicas pueden o no coincidir con las unidades de flujo hidraulico
y es posible que una unidad geologica esté constituida por varias unidades de
flujo. Tiab (2004) desarroll6 una ecuacidén que incluye estas caracteristicas (ec.
2.13y 2.14).

H, = (1/k) _ [¢3e/(1 o] ec. 2.13

Hy = 1
r = ez ec. 2.14
donde:
Hy , factor de caracterizacion de unidad de flujo [ um™2 ]
k , permeabilidad [ cm?]
@, , porosidad efectiva [dec]

FZI , indicador de zona de flujo [dec]
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[ll. Metodologia Propuesta para la Estimacion del Coeficiente de
Almacenamiento Efectivo

Los recursos de estimacion de almacenamiento de CO2 se basan Unicamente en
los datos de las propiedades del yacimiento con los que se cuenta. DOE publicé
coeficientes de almacenamiento que han sido aplicados en su serie de atlas de
secuestro de carbono de los Estados Unidos y Canada, (DOE, 2007,2008). Los
coeficientes de almacenamiento pueden ser considerados por si mismos,
estimaciones a nivel de reconocimiento preliminar de los recursos de
almacenamiento efectivo. CSLF aun no ha establecido ningun valor para los
coeficientes de almacenamiento efectivo y afirma que "estos valores deben ser
determinados por medio de simulaciones numéricas y / o trabajo de campo"
(Gorecki, Sorensen, Bremer, Ayash, Knudsen, & Smith, 2009).

[11.1 Parametros Petrofisicos Clave

Estimar coeficientes de almacenamiento con registros geofisicos de pozos
utilizando parametros clave que describan la roca, es una metodologia factible
para el reconocimiento preliminar del recurso de almacenamiento efectivo. Los
parametros petrofisicos que mejor describen la roca son: el factor de formacién
(F), indicador de zona de flujo (FZI) y el indice de calidad de yacimiento (RQI).
Existen otros parametros petrofisicos los cuales son muy importantes tomar en
cuenta: el indice de fluido libre (FFI) y la presién de poro (Pp).

[11.1.1 Factor de Formacion

El factor F depende de la geometria de los granos y esta asociado con la
porosidad. El fisico Candelario Pérez Rosales (1982) propone una explicacion
fisica para validar teGricamente el concepto del factor de formacion.

Considera que el flujo de corriente de fluidos se realiza a través de los espacios
porosos, pero no por todos ellos se puede conducir, esto es, el poro se puede
dividir en trampas y canales. Las trampas son regiones de estancamiento,
mientras que los canales son porciones en las cuales participa activamente el flujo
de corriente (fig. 3.1).
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En las rocas naturales, una considerable parte del espacio poroso esta constituido
por trampas, indicando que la geometria interna de la roca es extremadamente
compleja (Arroyo Carrasco , 2007).

Figura 3.1.- Representacion esquematica bidimensional de una porcion de
roca porosa (Pérez Rosales, 1982).

Mientras que el significado fisico del exponente de cementacion (m) es que
permite determinar que porcion del volumen de poro participa activamente en el
flujo de la corriente y cual porcién corresponde a zonas de estancamiento. El
concepto de tortuosidad (a) se asocia con la irregularidad de la trayectoria que
siguen el flujo dentro de un medio poroso. Las heterogeneidades de la roca del
yacimiento son los principales factores que afectan a la tortuosidad, como la
distribucion del tamafio y la seleccién de granos, la porosidad efectiva, la variacion
del tamafio de garganta de poro, la forma de los granos, el grado de cementacion.

111.1.2 indice de Calidad de Roca (RQ/)

El RQI indica con qué facilidad y en qué cantidad un fluido puede ser recuperado
de una unidad. Cuando se tienen rocas relativamente homogéneas, con buenas
capacidades de almacenamiento y de flujo, normalmente se puede garantizar que
la calidad de ellas es excelente.
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El RQI de una roca esta controlada por la geometria del espacio poroso. Esta
geometria, a su vez, es funcion de los poros (tipo, forma y su relacion con las
gargantas de poro) y de los clastos o granos (tamafio, forma, seleccion y
empacamiento). Combinaciones de estos atributos geoldgicos generan las
distintas unidades de roca con similares caracteristicas porales. La determinacion
de esas geometrias del sistema poroso es la base para zonificar a la roca de un
yacimiento en unidades con propiedades hidraulicas parecidas o semejantes.

Por lo tanto el RQI es controlado implicitamente por el tamafio de poro, la
tortuosidad, la geometria de poro y la relacidon entre la garganta de poro y el radio
de poro, aspectos que definen tanto a la porosidad efectiva como a la
permeabilidad absoluta (fig. 3.2).

Fig. 3.2.- Grafico para el andlisis de sensibilidad del indice de calidad de roca

111.1.3 indice de Zona de Flujo (FZI)

El FZI es un valor Unico que depende de las caracteristicas de flujo de una roca.
Los diferentes ambientes geoldgicos de depdsito y los procesos diagenéticos
controlan la geometria del yacimiento y por lo tanto el FZI. Rocas con tamafio de
granos finos, mal clasificados y/o arcillas, tienen una gran area de superficie
interna, gran tortuosidad y por lo tanto un valor bajo de FZI.
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En contraste, rocas limpias con poca arcilla, grano grueso y bien clasificado,
tienen menor superficie interna, factor de formacion pequefio, tortuosidad baja y
por lo tanto un valor alto de FZI (fig. 3.3).

Fig. 3.3.- Relacion entre FZI y las caracteristicas de los granos de una arenisca

De acuerdo a la ecuacion 3.1, el FZI es directamente proporcional a RQI por lo
que valores altos de FZI indican que se tienen valores altos de RQI en el conjunto
de datos de un yacimiento.

RQI = FZI- 9, ec. 3.1

[11.2 Grafico de Telarafnas

Para definir el caracter predominante del sistema poroso de la roca, se ha
introducido el uso de los gréficos de telarafia. Trabajo del investigador O. Gomez
Rivero.
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El uso del gréfico requiere de tres parametros: exponente de cementacion (m),
factor de Formacioén (F) y porosidad (@). Figura 3.4
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Figura 3.4.- Con los parametros de factor de formacién F, porosidad @ y exponente de
cementacion m; se determina el sistema poroso de la roca. (Gréafico de Telarafias, Instituto
Mexicano del Petrdleo)

La porosidad es obtenida con los registros geofisicos de pozos, donde tenemos
tres diferentes aproximaciones para determinar la porosidad (Apéndice).

El factor de formacién es estimado con la ecuacion de Archie de forma general,
como se analizo en el capitulo anterior (ecu. 3.2):

F=— ec. 3.2
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A partir de la ecuacion de Archie despejamos para obtener my a
] a
_logw ec. 3.3
m =
log @
m=A—B=xloga ec. 3.4
| _ Alog® +logF
8= T Blog® ec. 3.5
donde:
F Factor de formacion
a Tortuosidad
m  Exponente de cementacion
@ Porosidad
Ay B Constantes, depende del tipo de roca
Tipo de Roca A B
Arenas | 1.8 1.29
Carbonatos | 2.03 0.9

Tabla 3.1.- Constantes para calcular la Tortuosidad y el Exponente de cementacion

Se recalcula el factor de formacién con los nuevos valores del exponente de
cementaciéon y de la tortuosidad.

Las graficas de telarafia estan divididas en cuadrantes caracteristicos de cada
medio poroso por dos ejes, uno vertical y otro horizontal. Los ejes vertical y
horizontal se cortan en puntos, cuyas coordenadas “F” y “@” tienen valores
caracteristicos segun el tipo de roca, con el fin de definir el caracter predominante
del sistema poroso de la roca.
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e F=25 F =200

¢=0.17 @ =0.075

A=1.38, A=2.03,

B=1.29 B=0.9

Los sistemas porosos mas importantes de predeterminar son los producidos por
fracturas o disoluciones, los cuales no tienen alta porosidad pero si una alta
permeabilidad. A continuacion se describiran los sistemas porosos en el grafico de
telarafia:

Cuadrante NW

Las cavernas y canales de disolucién de carbonatos constituyen canales de alta
conductividad eléctrica y de alta permeabilidad. Para porosidades mayores de
7.5% los valores de “F” resultan mas bajos de lo normal y los de “m” mayores de
2.0 y positivos.

Valores Caracteristicos de los Parametros

*F Menor de 100 e Cavernas y Canales de disolucion
* @ Mayor de 7.5% e Alta permebilidad
em Mayor de 2
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Cuadrante SW

A medida que la porosidad de una roca es mas baja, las probabilidades de que se
fracture aumentan. Estas probabilidades son mayores en areas geolégicas en
donde hubo diastrofismo muy intenso. Las fracturas son canales de permeabilidad
muy alta, que desde el punto de vista eléctrico son también canales de alta
conductividad, es decir, de baja resistividad, lo que significa que también el valor
de “F” es bajo.

Por lo tanto, en presencia de fracturas, los valores de “F” seradn bajos con respecto
a los valores de “@".
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Valores Caracteriticos de los Pardmetros

*F Menos de 200 eFracturas
@ Menor de 7.5% eAlta Permeabilidad
em Negativa

Figura 3.6.- Sistema poroso, fracturas.
Cuadrante SW (Grafico de Telarafas,
Instituto Mexicano del Petrdleo).
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[11.3 Estimacion del coeficiente de almacenamiento

El concepto de aplicar los coeficientes de almacenamiento a los recursos de
estimacion de almacenamiento de CO: para las cuencas geoldgicas se ha descrito
y aplicado en una variedad de informes y documentos publicados.

El proposito de los coeficientes de almacenamiento es el de asignar un valor a la
fraccion de una formacién dada en el que el CO: puede ser efectivamente
almacenado.

El método DOE solo considera ambientes de depdsito en forma genérica mientras
gue los parametros petrofisicos clave F, RQI y FZI describen muy bien la roca, asi
como su valor, el cual es Unico para cada formacion objetivo.

Los diferentes ambientes geoldgicos de depdsito y los procesos diagenéticos
controlan la geometria del yacimiento y al FZI; siendo que es directamente
proporcional a RQI. Los valores altos de FZI indican que se tienen valores altos de
calidad de yacimiento (RQI) garantizando que rocas relativamente homogéneas,
con buenas capacidades de almacenamiento y de flujo son de buena calidad. Con
base en lo mencionado, el coeficiente de almacenamiento se obtiene al calcular el
parametro FZI. Al obtener el FZI se debe calibrar con la respuesta de los
parametros®, F y RQI. Véase la tabla 3.2 y figura 3.7.

Parametro Petrofisico Valores Altos Valores bajos
FZI Rocas limpias con poca Rocas con tamafio de
arcilla, grano grueso y granos finos, mal

bien clasificado. Tienen clasificados y/o arcillas,
menor superficie interna.  tienen una gran area de
superficie interna.
RQI Rocas relativamente Rocas con porosidad
homogéneas, tamafio de  efectiva asi como la
poro y la relacion entre la  permeabilidad absoluta

garganta de poro y el baja o nula.
radio de poro grande.

F Tortuosidad baja, menor  Gran area de superficie
superficie interna. Rocas interna, gran tortuosidad.
con tamafio de granos Rocas limpias, grano
finos, mal clasificados grueso y bien clasificado.

Tabla 3.2.- Determinacion de la calidad de una formacién objetivo con los
parametros FZI. ROl v F.
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Figura 3.7.- Respuesta de los parametros Porosidad efectiva, Calidad de Roca,
Indicador de Zona de flujo y Factor de Caracterizacion de Unidad de Flujo:
(arriba) 1:15,000 y (abajo) escala 1:240 de 1725 m a 1750 m (Senergy, IP, 2008).

41




METODOLOGIA PROPUESTA PARA LA
ESTIMACION DE COEFICIENTES DE | cApiTULO 111
ALMACENAMIENTO.

Bibliografia

Grafico de Telarafia. (1984). Instituto Mexicano del Petroleo.

Arroyo Carrasco, A. (2007). Bases Tedricas e Interpretacion de Registros Geofisicos de Pozos.
Meéxico: Universidad Nacional Auténoma de México, Facultad de Ingenieria.

Castrejon Pineda, H. R. (2015). Determinacidn de la Calidad de Roca en dreas del Paleocanal de
Chicontepec a partir de registros geofisicos de pozos. México: Faculltad de Ingenieria.

Gorecki, C., Sorensen, J., Bremer, J., Ayash, S., Knudsen, D., & Smith, S. (2009). Development of
Storage Coefficients for Carbon Dioxide Storage in Deep Saline Formations. IEA
Greemhouse Gas R&D, 29-32.

Marmissolle-Daguerre, D., Aitken, D., Ayala, N., Ayestaran, L., Bronnec, R., Carrillo B., J., y otros.
(1984). Evaluacion de Formaciones en México. México: Schlumberger.

Oberto Serra, L. (2003). Well logging and Geology.

Serra, O. (s.f.). Sedimentary Environments from Wireline Logs. Schlumberger.

42




“Nada en esta vida debe ser temido,
solamente comprendido. Ahora es el
momento de comprender mas, y temer

menos.”

Marie Curie

ESTIMACION DEL
COEFICIENTE DE
ALMACENAMIENTO

CAPITULO IV

[V.1 Generalida

IV.2 Desarrollo de la inar el Coeficiente de
Almacenamiento

IV.3 Calibracién del almacenamiento efectivo de CO, estimado con el
coeficiente de almacenamiento obtenido con la metodologia DOE y con los
Parametros Petrofisicos




ESTIMACION DEL COEFICIENTE DE | CAPITULO IV
ALMACENAMIENTO

IV. Estimacion del Coeficiente de Almacenamiento

Durante la evaluacion de almacenamiento geoldgico de CO, a nivel pais, se
identificaron 9 provincias geoldgicas con gran potencial tedrico para almacenar
CO,. Entre las 9 provincias seleccionadas se encuentra la Provincia de Coahuila
como una zona con potencial para la aplicacion de la segunda fase de
almacenamiento debido a la cantidad de fuentes emisoras fijas que se encuentran
en el area.

Para probar la metodologia de estimacion de coeficientes de Almacenamiento se
selecciond la Cuenca de Sabinas, la cual se encuentra al noroeste de la provincia
de Coahuila. Se analizaron dos formaciones, las cuales cumplen con los criterios
de almacenamiento de CO,.

IV.1 Generalidades Geoldgicas del area de calibracién

La secuencia estratigrafica de la Cuenca de Sabinas comprende rocas del
Jurédsico Tardio y Cretacico. El espesor de la columna geoldgica expuesta en la
estructuras de la Cuenca de Sabinas es de mas de 5000m y esta representada en
forma general por rocas carbonatadas, evaporiticas, clasticas, dolomias y en
algunas partes arrécifales.

Las rocas almacenadoras se encuentran en areniscas del Jurasico Tardio y en
areniscas, calizas y microdolomias del Cretacico Temprano y Jurasico Tardio.

Las rocas generadoras son formaciones Cret4cicas y Jurasicas que constituyen la
columna sedimentaria de la cuenca, contienen facies de arcillas y calcéareo-
arcillosas, ricas en materia orgénica.

Las rocas sello estan compuestas por facies arcillosas y evaporiticas que, de
acuerdo a su posicion estratigrafica, actian como sello.

En el Jurasico, se presentan potentes capas de sal y anhidrita que sobreyacen a
calizas y areniscas; ademas de una gruesa secuencia de lutitas que cubre a varios
miembros de areniscas fracturadas. Sin embargo, la mas importante roca sello la
constituye la potente secuencia de anhidrita y calizas anhidriticas Cretacicas, que
sobreyacen en una gran parte de la cuenca, microdolomias, dolomias y calizas
fracturadas.
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Figura 4.1.- Columna estratigrafica de la Cuenca Sabinas-Burro-Picachos (Modificada de
Cainlipas et al, 2011).
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Las trampas que se encuentran son de tipo estructural, principalmente anticlinales
con cierres contra falla y en menor proporcion, en trampas estratigraficas.

Los anticlinales de mayor interés son aquellos que aun estan cubiertos por la
gruesa secuencia de evaporitas de la formacién La Virgen.

IV.2 Desarrollo de la metodologia para determinar el Coeficiente de
Almacenamiento Efectivo

Estimar el coeficiente de almacenamiento efectivo con registros geofisicos de
pozos como metodologia factible para el reconocimiento preliminar del recurso de
almacenamiento efectivo es posible calculando parametros petrofisicos clave.

IV.2.1 Andlisis de los Registros Geofisicos de Pozos

Para determinar los parametros clave primero se analizan los registros tomados
en el pozo. Es importante tener al menos: un registro de correlacién (SP 6 GR),
resistividad (Rxo, Ri y Rt) y porosidad (SPHI, DPHI 6 NPHI), asi como informacion
del pozo (fig. 4.2).

Num. de
|PSFO_632509_101000195 PSFO__632609_101000195 PSFO__632609_1010001PSFO__632609_10100019 PSFO__632609_1010001955_22 PSFO_632609_1010001
2 2 2 2 2 2
Empresa
que toma el
Registro schlumberger schlumberger schlumberger schlumberger schlumberger schlumberger
Fecha del
Registro 25/06/1975 25/06/1975 27/05/1975 27/05/1975 27/05/1975 28/05/1975
startm | 1987 1968 899 898 896 895
stopm | 2115.9304 2119.9428 1995.9752 1986.898 1988.8604 1989.994
8.5 8.5 8.5 8.5 8.5 8.5
521 521 521 521 521 521
- .
fhe Figura 4.2.-
Lectura 1987 1968 899 898 896 895
. 7
E 2115.9304 2119.9428 1995.9752 1986.898 1988.8604 1989.994 InformaC|0n de
Tipo de
= encabezado de
Lodo 50DICO 50DICO 50DICO 50DICO 50DICO S0DICO
Densidad 1
13 13 127 127 127 127 varios pOZOS y
Perdida de 1
o registros que se
1.03 1.03 0383 083 0.83 083
e tomaron en pozos.
Rm
Rm a temp.
0.69 0.69 0.79 0.79 0.79 0.79
117 117 0.63 0.63 0.63 0.63
20 20 25 25 25 25
80 80 77 77 77 77
ASN LD oT cau GR
CILD ILD SPHI DFHI NEUT
ILD SN DRHO
SN P RHOB

SP
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Se carga la informacién del pozo en software especializado en andlisis de
registros geofisico de pozos. Organizamos los registros en diferentes carriles, en
el primer carril se colocaron las curvas de correlacion, tercer carril todas la curvas
de resistividad y en el cuarto carril las curvas de porosidad.

1 2 3 4 ~ [t 200
CALI () DEPTH LD (OHHM) RHOB (G/C3)
6. 18. ) 0 2000.|1.95 295
GR (GAPI) HINV (OHMM) DPHI (VIV}
0 150. 0 200|045 ———--015 1000
SP (V) LINOR (OHMM) DT (USIF)
100, 5 0 200|141, 40
GR_mir (GAP) SN (OHMM) SPHI(VIV)
0 150, 0 0.45 5| v
1200
A=
1000
1400
= 1600
1500 =
e 1800
2000
2000
2200
2400
00

Figura 4.3.- Presentacion de curvas (Senergy, IP, 2008).

Ingresamos los datos del pozo, resistividad de lodo, filtrado de lodo, enjarre y
temperatura en la superficie. Figura 4.4.

® Manage Well Header Info - Golondrinas o & ([
General | Position  Default Parameters | Logging | Plot Remarks | PlotAnnotations
Elevations
Permanent Datum | NIVEL DE TERR| v | Elevation of 741.0000 KB Elevation 744 5100
Permanent Datum
Log Measured from |KE « | Elevation Above 31100 DF Elevation | 744.1100
Permanent Datum
Drill Measured From  |K.B v GL Elevation  741.0000
Logging Contractor | Schiumberger - RT Elevation
Default Interpretation Parameters Select Log Run Number to use for default mud parameters v
Rm 087 Rm Meas Temp 30 C v
Rmf 0.56 Rmf Meas Temp 30 c
Rmc|0.25 Rme Meas Temp) 30 c
Def_Rw Def_Rwt c
5H History oK i “Apply | Cancel Help

Figura 4.4.- Datos de encabezado del pozo (Senergy, IP, 2008).
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El pozo solo tiene informacion de la temperatura de superficie y del fondo del
pozo, por lo es que es necesario calcular la temperatura en todo el pozo haciendo
uso de dos puntos (temperatura de superficie y temperatura de fondo). El software
da la opcion de calcular la temperatura de todo el pozo con un gradiente. Figura
4.5

i 2 3 4 A 200
CALI (IN) DEFTH ILD (OHMM} RHOB (G/C3)
' ar (eap| @ Calculate Temperature Gradient - Golo... [ = | = |3 1000
0 —
SP (MV) (® Use Points () Use Gradient
~100, ————
GR_mir (G4
g— = Depth Temp. Gradient v ;200
1|0 30
2 |2524.8632| [90 BEg(Rpm
1400
3 Start point
4 Refi Depth
. eference Dep 1600
g Temperature
1800
Depth reference curve [DEPTH v
4 Output Curve Temp v||C  w| OutputSet 2000
Top Depth Bottom Depth g
J 2200
EH Run Save Load Close Help
2500 E v

Figura 4.5.- Calculo de temperatura con dos puntos (Senergy, IP, 2008).

Los registros geofisicos de pozos son afectados por condiciones del pozo, tipo de
fluido de perforacion o posicion de la herramienta alterando los valores reales de
los registros, se deben corregir los registros antes de calcular algan parametro. A
esto se le conoce como correcciones ambientales y depende qué empresa tomo el
registro. Figura 4.6.
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@ Schlumberger Environmental Corrections - Golondrinas =] = (s @ Schlumberger Environmental Corrections - Golondrinas E=SECR =
DLL/MSFL/MLL Induction HALS Laterolog EPT DIL invasion DLL invasion DLL / MSFL/MLL Induction HALS Laterolog EPT DIL invasion DLL invasion
Gamma Ray Density CHNL Meutron Conversion SNP Gamma Ray Density CHL MNeutron Conversion SNP

Gamma Ray Corrections Density Corrections
Grinput curve Grc w | Groutput curve
RHOB v | Density input curve RHOC ~ | Density output curve
CALI w | Caliperinput curve or Hole size (inch)
Borehole Correct [IFiltter curve 2 No. Levels ¥| PEFinput curve PEFC | PEF output curve
Mud T Hole T
T_UUI FOIIET uu ype _,_ﬂ e Tpe CALI v Caliper input curve or Hole size (inch)
(@) Eccentered () Non Barite (@ Open Hole
() Centered (@) Barite () Cased Hole
Borehole Correct []Filter curves |3 Mo. Levels
Mud weight Tool Diameter Standoff
11.43 3625
(Ibs/gal) {inches) (inches) 1142 | Wud weight (Ios/gal)
Cased Hole Density tool
Casing QD (inches) - required Casing weight (Ibs/ft) - optional
(@ FDC
Casing ID (inches) - optional 66.81 Casing Material Density (Ibs/gal) Lot
16 Cement Density (Ibs/gal)
Top Depth Botiom Depth B Top Depth Bottom Depth
4 | b Zone# 1of1 | Delete Zone Output Set 4| b | Zone# 1of1 | |Delete Zone Output Set
5H RunTab | |PlotResulls Save Load Close Help 5 )| PlotResults Save Load Close Help

Figura 4.6.- Correcciones ambientales para la compafia Schlumberger, a)
correcciones ambientales para el registro de Rayos Gama, b) correcciones
ambientales registro de Densidad. (Senergy, IP, 2008)

Una vez realizadas las correcciones ambientales a los registros, se calculan los

parametros petrofisicos:

e Resistividad de la zona virgen (Rt)

e Resistividad de la zona lavada (Rx0)

e Volumen de arcilla (Vsh)
e Porosidad total (PHIT)
e Porosidad efectiva (PHIE)

e Resistividad del agua de formacion (Rw)

A partir del registro de resistividad calculamos Rt para todo el pozo (fig. 4.7), el
software no calcula Rxo por lo que se asume que la curva de resistividad somera

es igual a Rxo.
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Gamma Ray I Density I CHL | Meutron Conversion | SHP
DLL/MSFL/MLL | Induction | HALSLatersog | EPT | DiLinvasion | DLLinvasion

Dual Laterolog | Rxo Invasion Corrections

Input Curve Result Curve

ILD v | Deep Laterolog corrected True resistivity

ILD v | Shallow Laterolog corrected Di v | Diameter of invasion

S | Rxo OffChrtFlg v | Off chart flag

Dual Laterolog Tool Type
@ DLT-B
() DLT-DIE

|:| Top Depth |:| Bottom Depth
(4] [»] zones

IE‘ |RunTab ||PI01ResuItsH Save H Load || Close || Help |

Figura 4.7.- Calculo de Rt y diametro de invasion (Senergy, IP, 2008).

El volumen de arcilla es estimada con varios registros, el mejor para calcular el
volumen de arcilla es el registro de Rayos Gamma. Figura 4.8

Use  HName Input Curves Output Curves

Single Clay Indicators
Gamma Ray GR_mir W VCLGR v
Neutron NPHI v VCLN v
Resistivity ILD v VCLR )
5P 5P v VCLSP v
o[ | . .

3| Double Clay Indicator

[] Density RHOB v | Neutron [NPHI ~ VCLND v
4| [] Density RHOB v Sonic | DT w VCLSD v
3 [ Sonic DT v | Neutron NPHI v VCLNS v
40| 1 v| other2 v v
] Bad Hole Indicators for Double Clay Indicators
4[] Name v Minimum Clay Volume WCL
1 [] MName v Average Clay Volume WCLAY W
E

Parameter set name | ClayVol | Load | Save Parameter Sets

IE‘ | Run | | Cancel | ‘ Help |

Figura 4.8.- Calculo de volumen de arcilla (Senergy, IP, 2008).
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Para calcular el volumen de arcillas se deben de realizar modificaciones: se deben
ajustar las lineas base lutitas y base arenas, y para el caso del registro de Rayos
Gamma se modifica la ecuacion con la que se calculé el volumen de arcilla
dependiendo del periodo geoldgico de la formacion. Figura 4.9.

Figura 4.9.- Modificaciones de parametros para el célculo de volumen de arcilla
(Senergy, IP, 2008).

Cuando se analizan pozos viejos, es posible que en estos no se tomen todos los
registros. Existe la posibilidad de no contar con la curva de Rayos Gama, cuando
se calcula el volumen de arcilla, se seleccionara la curva que estime el menor
volumen de arcilla.

Como se explico en el capitulo dos, para determinar la porosidad se tienen tres
diferentes aproximaciones dependiendo de la informacién del pozo y del contenido
de arcillas (fig. 4.10).
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4 5 6

1 2 3
DRHO (G/C3) Salinty (Kppm) |  VCLGR (Dec)
0.75 0.25(0.————— 100

CALI(N) Tem| 1D (OHMM)
16.[100.]0.2———— 2000, |«

B.S() DEP|  MNOR (OHMI) RHOB (G/C3) RwSP (ohm.m)

18y [o2 200.|1.95 295[0.01 1

GR (GAPI)
150

MINV (OHMM) DT (USIF)
200.|140 !

***** A

- 1 2 3 4 5 5
CALI(N) Tem| LD (OHMMY, DRHO (GIC3) Salintty (Kppm) WCLGR (Dec)

3 = 3 16,100 [0.2 2000 |-0.75 0.25[0. ——— 100

- = 550 pee| morionmn | meoB(Gicz [ RwsP ehmm)

s 18 [ ay |02 200|185 —— 2z 88|00t ————1
GR (BAP) 1INV (OHHI) DT (WSF)

é 0.———s0| |oz 200|140 ———— 40

= f
123

Figura 4.10.- Curvas de Porosidad:

RHOB, DPHI, NPHI y DT. Escala 1:500
(imagen de la derecha). Senergy, IP, é
2008.

Se calcula la porosidad total con los registros de densidad y neutrén, si la

formacion contiene gas, se utiliza una ecuacion diferente para eliminar el efecto de
gas. Al analizar la zona de estudio, si esta contiene mas del 15% de volumen de
arcilla se considera una formacién sucia o arcillosa e implica calcular una
porosidad efectiva para eliminar el efecto de las arcillas. Figura 4.11

b)

a)
® User-defined formula - Muzquiz_1 ol e == G User-defined formula - Muzquiz_1 =
Discriminator logic (optional) Discriminator logic (optional)
I l:l < v v jand v Vi€ v v It vil¢ ¥ v and v v v v
Formula Formula
then (((NPHI2)+{DPHIC2))2(112) then | (NPHICsh*2)+{DPHIcsh"2)12)(112)
Formula Formula
else else
["] Clip Resultant curves [[] clip Resultant curves
Reslt Cuve |PHITe v Units Top Result Curve |PHIE | Units Top B
H B
Output Set | Checkfornulldata []  AutoSave []  Bottom Output Set| Checkfornulldata []  AutoSave []  Botiom =
BN Run Load Formula | Save Formula Clear Close Help 4] Run Load Formula| Save Formula Clear Close Help

Figura 4.11.- Calculo de porosidad con el registro de densidad y neutron, a)
Calculo de Porosidad total, b) Calculo de Porosidad efectiva. Senergy, IP,2008.
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1 2 3 4 5 5 7
CALI (IN) Tem| LD (OHMM} DRHO (GIC3} Salinity (Kppm) VCLGR (Dec) PHITC (dec)
18.[100.0.2 2000.|-0.75 n.25{0. 100.]o. 1.|os
BS() DEP| MMOR (OHMM} RHOB (GIC3} RWSP (ohmm) | === PHIE (dec)
18.[ gy [0.2 200.|1.95 2.95(0.01 1. 0.5 0.

GR (GAPI)
0. 150.

WMIMNY (OHMW)
0.2 200|140

DT (US/F)
————— 40

|5

W

o

\l\/"'U’ L

Figura 4.12.-
Porosidad total y
Porosidad efectiva
(dltimo track), se
sombred la
diferencia de la

curva de porosidad

total y porosidad
efectiva para
visualizar la

diferencia. Imagen

de abajo esta a
una escala 1:500.
Senergy, IP,2008.
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Las arcillas afectan la porosidad, la figura 4.12 lo ejemplifica claramente, en las
zonas donde el contenido de arcilla es menor al 15% la porosidad total y porosidad
efectiva son iguales, y en zonas donde el contenido de arcilla es mayor al 15% se
tiene una diferencia notable entre la porosidad total y la porosidad efectiva.

El dltimo pardmetro a calcular es la resistividad del agua de formacién (Rw), se
calcula mediante dos métodos: registro de Potencial Natural (SP) y grafico de
Pickett, este ultimo es mejor. El primer método se calcula con el SP y se obtiene
una curva de Rw de todo el pozo (fig. 4.13).

® RwfromSP- Golondrinas | = | & [
sp | Input SP Curve (mv)
1 Temp v | InputTemperature  degC
j| 0.56 Rmf (ohm.m}
30 Rmf temperature degC v
RWSP v RwResult Curve Name
1 Temp v RwTemperature degC v
Salinity v Salinity Result Curve Name
Output Set
| Top Depth Bottom Depth
5H Cancel Help

Figura 4.13.- Calculo de Rw a partir del SP (Senergy, IP, 2008).

El método de Pickett calcula Rw minima de todo el pozo, el factor de tortuosidad
(a), exponente de cementaciéon (m) y el exponente de saturacion (n). Utilizamos un
grafico cruzado (en el que se coloca Rt en el eje X, la porosidad total o porosidad
efectiva en el eje Y, ambos ejes en escala logaritmica y se coloca GR en el eje Z
para visualizar y discriminar los datos arcillosos). Figura 4.14

Scales  Discriminators | Z axis Colors | Options
Axis  Curve Name Scale Scale Log Humber
X Rt w| Left 0z Right 2000 Vert Lines |5
Y PHE w | Bottom 0.00001 Top 0.5 Hori. Lines|5
1 GR w Min 0 Max 150 [] Colors 10
2 ~  Min Max [] symbols |10
Point Symbal % % % w PointSize 2 v
OverlLay Lines v

Figura 4.14.- Datos para calcular
] Mutti well crossplat Select Wells and Curves , X
Rw con el método de Pickett
Expand Array Curves []Frequency Crossplot [[]Pressure Gradients
St:ndaloneFickeﬂcrossplat ! ? ’ (SenergyJ IP) 2008)'

(®) Interval Depths Top |895.05 Bottom |2115.93

(O Zonal Depths Parameter set | Active zone

Apply Load Format |~ Clear Close Help
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Los datos del pozo generalmente tienen una tendencia cuando el fluido que
contiene la formacion es agua y si el tipo de fluido es diferente los datos se
dispersan dado que el grafico tiene lineas que marcan la tendencia de los datos,
se debe ajustar de acuerdo a la tendencia de los datos limpios (no contienen
arcillas). Figura 4.15

Figura 4.15.- Obtencién de Rw con el método de Pickett (Senergy, IP,2008).

Los pardmetros petrofisicos calculados son necesarios para obtener los
parametros petrofisicos clave, su importancia radica en ser el primer preambulo
para interpretar y analizar la formacion objetivo.

IV.2.2 Calculo de Parametros Petrofisicos Clave

Los parametros petrofisicos clave que mejor describen la roca son: el factor de
formacién (F), indicador de zona de flujo (FZI) y el indice de calidad del yacimiento
(RQI). Para calcular estos parametros es importante si se cuenta con pruebas de
nacleo para realizar la calibracion de la porosidad, permeabilidad, exponente de
cementaciéon y exponente de saturacion.
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e Factor de Formacion (F)
El factor de formacién es estimado con la ecuaciéon de Archie de forma
general (ecuacién 4.1):

F = (a_m ec.4.1
Tipo de roca a m
Terrigenos no 0.62 2.15
consolidados (Winsaur)
Terrigenos compactos 0.81 2
(Humble)
Rocas bien consolidadas 1 2
(Archie)

Tabla 4.1.- Parametros para calcular el factor de formacion (Bassiouni, 1994)

A partir de la ecuacion de Archie despejamos para obtener my a:

m=A-Bxloga ec. 4.2
1 _ Alog® +logF
0ga = 1+ Blog® ec. 4.3

F Factor de formacion

a Tortuosidad

m  Exponente de cementacion

1) Porosidad

Ay B Constantes, depende del tipo de roca

Tipo de Roca A B
Arenas 1.8 1.29
Carbonatos 2.03 0.9

Tabla 4.2.- Constantes para calcular la Tortuosidad y el Exponente de cementacion
(Instituto Mexicano del Petroleo, 1984).

56




ESTIMACION DEL COEFICIENTE DE | CAPITULO IV
ALMACENAMIENTO

Se recalcula el factor de formacion con los nuevos valores del exponente de
cementacion y de la tortuosidad.

e Indice de Calidad del Yacimiento (RQI)
RQI =0.0314-(k/ ®e)" ec. 4.4

donde:

RQI es el indice de calidad del yacimiento [um]
k es la permeabilidad [mD],
@, es la porosidad efectiva [dec].

En formaciones arcillosas (Vsh>15%), se tiene la ecuacion 4.5.
RQIsn = 0.0314-[k/ De-(1 — Vsn)]” ec. 4.5

donde:

RQIsh es el indice de calidad del yacimiento para formaciones
arcillosas [um]

k es la permeabilidad [mD],

@, es la porosidad efectiva [dec],

Vsh es el volumen de arcilla [dec].

e Indicador de Zona de Flujo (FZI)

FZI es directamente proporcional a RQI (ecu. 4.6):

FZI = RQI | @ ec. 4.6

0, = (Z)e ec. 4.7
/(1 Q)e) e
donde:

RQI es el indice de calidad del yacimiento [um].
FZI, indicador de zona de flujo [um].

@z, indice de porosidad normalizada [dec].

®e, porosidad efectiva [dec].

En formaciones arcillosas (Vsh>15%), se tiene la ecuacion 4.8.

57



ESTIMACION DEL COEFICIENTE DE | CAPITULO IV
ALMACENAMIENTO

FZlsn = C[Rt/aRw(l - Vsh)]l/2 ec. 4.8

donde:
FZIsn es el indicador de zona de flujo en una formacion
arcillosa [um],
C es una constante [mD], C=78.5 6 29.09,
R: es la resistividad (profunda) real de la roca [dec],
a es el coeficiente de tortuosidad (ec. de Archie) [adim],
Rw es la resistividad del agua de formacion [dec],
Vsh es el volumen de arcilla [dec].

Calculado los parametros petrofisicos clave, se analiza la formacién objetivo si
realmente es una formaciéon con oportunidad de almacenamiento de CO, con los
parametros FZI y RQI (tabla 4.3).

Parametro Petrofisico Valores Altos Valores bajos
FZI Rocas limpias con poca Rocas con tamafio de
arcilla, grano grueso y granos finos, mal

bien clasificado. Tienen clasificados y/o arcillas,
menor superficie interna,  tienen una gran area de

factor de formacién superficie interna.
pequefio.
RQI Rocas relativamente Rocas con porosidad

homogéneas, tamafio de  efectiva asi como la
poro y la relacion entre la  permeabilidad absoluta
garganta de poro y el baja o nula.

radio de poro grande.

Tabla 4.3.- Determinacion de la calidad de una formacién objetivo con los
parametros FZI y RQI.

Con el factor de formacion se va a definir el caracter predominante del sistema
poroso de la roca con el gréfico de Telarafia. Los parametros FZI Y RQI describen
muy bien a la roca y son proporcionales (Fig. 4.16), se usa FZI para estimar el
coeficiente de almacenamiento de CO,.
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Figura 4.16.- Calidad de Roca e Indicador de Zona de flujo: (arriba) 1:15,000 y
(abajo) escala 1:500 a 1710m (Senergy, IP, 2008).

V.3 Calibracion del coeficiente de almacenamiento estimado con el
coeficiente de almacenamiento obtenido con la metodologia DOE

El sistema de almacenamiento de la Cuenca de Sabinas esta representado
principalmente por dos formaciones: Formacion la Virgen y Formacién Hosston.

IV.3.1 Formacion La Virgen

La Fm La Virgen ubicada en los pozos Muzquiz-1 y Leona-1, a partir de los 1025
m hasta los 1599m. El area de la unidad es de 837.48 km?. Figura 4.17
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Figura 4.17.- Delimitacion de la Formacion la Virgen de la Cuenca de Sabinas con
pozos (CFE & SENER, 2013).

Pozo Intervalo Espesor Litologia Calidad
Muzquiz | 1270-1300 m | 30 m Esta conformado por
mudstone que gradua a Buena

packstone y grainstone de
peletoides, miliélidos y
bioclastos en partes
parcialmente dolomitizado,
con algunas
microfracturas selladas
por calcita.

Leona 1290-1320m | 30 m Conformado por mudstone | Excelente
y wackestone de
bioclastos vy litoclastos;
packstone de peletoides y
miliolidos ; mudstone
ligeramente dolomitizado.

Tabla 4.4.- Descripcion de la Formacién La Virgen de la Cuenca de Sabinas de dos
pozos diferentes (CFE & SENER, 2013).
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Pozo Muzquiz

La Formacion la Virgen presenta un volumen de arcilla del 10% y porosidad
promedio del 3.5% en el pozo Muzquiz. Para determinar si la formacion es
permeable, el pozo tiene dos curvas Mircronormal y Microinversa, son del registro
de resistividad, si las curvas se cruzan indican cualitativamente permeabilidad. En
la formacion si existe un cruce de curvas pero no es contindo, aun asi, es un buen
indicador. Figura 4.18
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Figura 4.18.- Pozo Muzquiz, Formacion La Virgen: (arriba) 1:15,000 y (abajo)
escala 1:500 (Senergy, IP, 2008).
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Pozo Leona

La Formacién la Virgen en el pozo Leona presenta un volumen de arcilla del 14%
y porosidades promedio de 2.5%. Figura 4.19
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Figura 4.19.- Pozo Leona, formacion La Virgen: (arriba) 1:15,000 y (abajo)
escala 1:500 (Senergy, IP, 2008).

-150.

g by

AREA VP =Axhx*0[m3] Almacenamiento Efectivo
837.48 H ) VOLUMEN DOE Metodologia
km? POROSO P50 Propuesta

5.31 2.48
30m 3% 753,732,000 4,002,316,920 1,869,330,082
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IV.3.2 Formacién Hosston

La Formacién Hosston se observa a una profundidad de 1330 m hasta 1990 m en
los pozos Muzquiz-1, Golondrinas-1 y Leona-1. La extension del area es de
976.37 km?. Figura 4.20

Figura 4.20.- Delimitacion de la formacioén Hosston de la Cuenca de Sabinas (CFE &
SENER, 2013).

Pozo Intervalo Espesor Litologia Calidad
Muzquiz 1485-1520 m | 35 m Packstone a grainstone de | Excelente
peletoides, oolitas, miliélidos
y bioclastos, en partes
parcialmente dolomitizado
con microfracturas selladas
por material organico.
Leona 1470-1510 m |40 m Limolita con trazas de Excelente
mudstone y microdolomia.

Tabla 4.5.- Descripcién de la Formaciéon Hosston de la Cuenca de Sabinas de dos
pozos diferentes (CFE & SENER, 2013).
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Pozo Muzquiz

La Formacién Hosston tiene porosidades promedio del 5%, contenido de arcilla
menor al 15% y una permeabilidad (cualitativa) continua en toda la formacion. La
formacion Hosston tiene porosidades bajas para los criterios de almacenamiento
pero cualitativamente tiene una buena permeabilidad. Figura 4.21
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Figura 4.21.- Pozo Muzquiz, Formacion Hosston: (arriba) 1:15,000 y (abajo)
escala 1:500 (Senergy, IP, 2008).
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Pozo Leona

La formacién tiene un contenido de arcilla del 10%, porosidades del 8% y una
saturacion de agua de casi el 100%. Figura 4.22

1 2 3 4 s 900
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Figura 4.22.- Pozo Leona, Formacién Hosston: (arriba) 1:15,000 y (abajo) escala
1:500 (Senergy, IP, 2008).

AREA VP = A+ hx*@[m3] Almacenamiento Efectivo
916.82 h 1) VOLUMEN DOE Metodologia
km? POROSO P50 Propuesta

6.44 2.39213
35m 6.5% 2,085,765,500 13,432,329,820  4,989,430,618
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V. Estimacion del Coeficiente de Almacenamiento de la Formacion San
Andrés

La formacién San Andrés representa una oportunidad de almacenamiento de COz, es
un yacimiento de hidrocarburos exhausto por lo que existen estudios previos de la
zona como geologia estructural, geofisica, registros geofisicos de pozos, columna
estratigrafica, secciones geologicas.

V.1 Generalidades Geoldgicas del area de estudio

El bloque San Andrés se localiza en el sur del Activo de Produccion Poza Rica-
Altamira, comprende una extensién aproximada de 209 Kmz2; se encuentra a 35
Km al sureste de la ciudad de Poza Rica, Veracruz. Geoldgicamente, se ubica en
la porcion sureste de la Cuenca Tampico-Misantla. Figura 5.1

Figura 5.1.- Ubicacion de la cuenca Tampico-Misantla. (PEMEX, Bloque
San Andrés , Activo Integral Poza Rica-Altamira, 2011).
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V.1.1 Descripcién de la Provincia Tampico-Misantla

El basamento cristalino esta constituido por rocas igneas y metamorficas con
edades que varian desde el Pérmico hasta el Jurasico Medio. La tecno-secuencia
Synrift inicia en el Tridasico con el depdsito sobre el basamento de clasticos
continentales de ambientes aluviales y fluviales con algunos flujos de lava de la
Formacion Huizachal del Tridsico Tardio al Hettangiano, seguidos por una
secuencia transgresiva marina de areniscas Yy lutitas de la Formacién
Huayacocotla del Jurasico Inferior durante el Hettangiano-Pliensbachiano. En el
Jurdsico Medio se restablecieron condiciones continentales y se depositaron
clasticos de la Formacion Cahuasas. Una nueva transgresion favorecio el depésito
de calizas ooliticas de la parte inferior de la Formaciéon Huehuetepec.

Sobre estas formaciones se depositaron en el Calloviano calizas arenosas, Yy
bioclasticos arcillosos de la Formacién Tepexic, la cuales fueron sobreyacidas por
calizas arcillosas y carbonosas de aguas profundas de la Formacion Santiago al
alcanzar la maxima transgresion en el Oxfordiano. Alrededor de los altos de
basamento se desarrollaron rampas carbonatadas en las que se depositaron en la
parte interna calizas arcillo-arenosas de la Formacién San Pedro y ooliticas de la
Formacion San Andrés y sus equivalentes laterales de la Formacion Chipoco y de
cuenca de la Formacion Taman. Estas facies alcanzaron su maximo desarrollo
durante el Kimmeridgiano extendiéndose hacia la cuenca, sobre todo durante el
siguiente descenso del nivel del mar, observandose en algunas zonas un cambio
abrupto de la Formacion Santiago a Chipoco y/o San Andrés.

Las calizas arcillosas y carbonosas de la Formacion Pimienta cubren
regionalmente a las de las formaciones Taméan, Chipoco y San Andrés durante el
Tithoniano (fig.5.2). Hacia el final del Jurasico se deposité sobre la Formacion
Pimienta un paquete delgado de clasticos correspondientes a la Formacion La
Casita, derivado de la erosion de las zonas expuestas de basamento.
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Figura 5.2.- Relleno sedimentario de las fosas del Jurasico Medio-Jurasico
Tardio. (PEMEX, Activo de Exploracién Tampico-Misantla-Golfo, 2013)

La tectono-secuencia Margen Pasiva inicia con el depésito de calizas ooliticas y
bioclasticas del miembro inferior de la Formacion Tamaulipas Inferior del
Berriasiano-Valanginiano mientras que hacia el area de Tuxpan se desarroll6 un
borde arrecifal representado por las calizas de la Formacion El Abra bordeado por
sedimentacion de talud de la Formacion Tamabra.

A finales del Cenomaniano esta plataforma sufre una exposicion subaérea
particularmente prolongada y con la transgresion subsiguiente se restablecio la
sedimentacion carbonatada somera, mas adelante debido al ascenso relativo del
nivel del mar se depositaron calizas pelagicas carbonosas de la Formacion Agua
Nueva del Turoniano sobre las formaciones El Abra, Tamabra y Tamaulipas
Superior, posteriormente calizas arcillosas con intercalaciones de bentonita de la
Formacion San Felipe seguidas por margas, calizas arcillosas y lutitas calcareas
de la Formacion Méndez marcando el final de la tectono-secuencia Margen
Pasiva. Figura 5.3

70




ESTIMACION DEL COEFICIENTE DE
ALMACENAMIENTO DE LA FORMACION | cAPITULO V
SAN ANDRES

Figura 5.3.- Extensas plataformas carbonadas y crecimientos arrecifales en el
Cretécico Inferior-Medio. (PEMEX, Activo de Exploracion Tampico-Misantla-
Golfo, 2013)

La tectono-secuencia Antefosa se caracteriza por el cambio de sedimentacion
carbonatada a terrigena, estos ultimos depdsitos cenozoicos marinos fueron
definidos originalmente como Cuenca Tampico-Misantla por Lépez-Ramos (1956).

El perfil batimétrico tendia a ser de tipo rampa o con zonas relativamente
estrechas, en las que los sistemas costeros pasaban a una zona de prodelta o
talud en el que predominaba el transporte por corrientes de turbidez, flujos de
escombros y deslizamientos. Figura 5.4
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Figura 5.4.- Depositos turbiditicos de aguas profundas en el Paleoceno-Eoceno
tardio. (PEMEX, Activo de Exploracion Tampico-Misantla-Golfo, 2013)

V.1.2 Formacién San Andrés

La formacién San Andrés (miembros Superior e Inferior) del Jurasico Superior es
una zona productora del campo San Andrés. El yacimiento del area corresponde a
una trampa combinada estructural estratigrafica; aproximadamente la mitad del
campo (parte sur) estuvo sujeta a una erosion que afecté las rocas del Cretéacico
Superior al Jurésico Superior, lo que provoc6 que sedimentos del Terciario estén
suprayaciendo a las rocas jurasicas de la Formacion San Andrés. Ver figura 5.5

La inestabilidad del basamento gener6 una variada sedimentacién, en cuyos
bordes se depositaron facies de arenas y bancos ooliticos, tipicas de la Formacion
San Andrés; posteriormente, durante el Cretacico, existio una etapa de elevacion
del nivel del mar con depdsitos de mar abierto en un margen pasivo. Este episodio
fue culminado en el Terciario por el depdsito de sedimentos terrigenos que
rellenaron las cuencas y originaron excelentes rocas sello regionales.
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Figura 5.5.- Columna estratigrafica de la Provincia de Tampico-Misantla (WEC
México, 2010).
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Campa (1970) describe la formaciéon San Andrés como calcarenitas porosas, con
cambio de facies de calizas micriticas a calizas calcareniticas, en lentes o franjas.
La divide en dos partes: la Superior, formada por mas del 70% de calizas
calcareniticas, compuestas por intraclastos y pellets en diferentes combinaciones
dentro de un cementante de espatita, son de color café oscuro por impregnacion
de aceite. La Inferior esta constituida en mas del 60% por calizas oolicalcareniticas
con cementante de espatita y a veces en matriz de micrita.

La Formacién San Andrés se encuentra subyaciendo a la Formacion Pimienta y
suprayaciendo a la Formacion Santiago; a veces esta en contacto directo con el
basamento o con el complejo basal. La Formacién San Andrés es una excelente
roca almacenadora [Nava y Alegria, 2001].

V.2 Analisis de los Registros Geofisicos de Pozo

La formacién San Andrés se encuentra a 3,257 m de profundidad. Los registros
geofisicos de pozo a analizar son los siguientes: SP, GR, SN, ILD, NPHI, RHOB y
DT.

Los registros fueron tomados en el afio de 1963, son registros viejos de los cuales
no se pueden hacer las correcciones ambientales.

Se calcula el volumen de arcilla con el registro GR, el objetivo es la formacion San
Andrés, al calcular el volumen de arcilla se modifica la ecuacion para rocas del
Jurésico. Figura 5.6
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Figura 5.6.- Calculo de volumen de arcilla. (Senergy, 2008)
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Al calcular el volumen de arcilla del pozo, obtenemos un histograma del volumen
de arcilla solo de la formacion San Andrés. El promedio de volumen de arcilla de la
formacion es del 13% (fig. 5.7).

Figura 5.7.- Histograma del Volumen de arcilla de la formacién San Andrés.
(Senergy, 2008)

Para obtener la porosidad, se tienen los registros de densidad, neutrén y sonico.
El registro de densidad proporciona dos curvas RHOB y DPHI; la formacién San
Andrés se describe como calcarenita, con base en lo anterior, la densidad de
matriz que se usa para calcular DPHI es de 2.69.

La metodologia mas Optima para calcular la porosidad en la formacion San Andrés
es con la férmula para formaciones con gas debido a que dicha formaciéon fue
productora tanto de aceite como gas. Ec. 5.1

2

Obtenemos el histograma de la porosidad total calculada y el promedio es del
12%. Figura 5.8
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Figura 5.8.- Porosidad total de la formacién San Andrés. (Senergy, 2008)

El parAmetro de Rw se calcula con los dos métodos, con el registro de SP se
calcular Rw y la Salinidad en todo el pozo y con el crossplot se calcula una Rw
para todo el pozo (fig. 5.9).

Figura 5.9.- Crossplot Rt vs PHIT, Pickett. (Senergy, 2008)

Con el crossplot de Pickett se obtienen los parametros Rw,a,m y n; con estos
parametros se calcula la saturacion de agua (ec 5.2).
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Figura 5.10.- Analisis de los registros del campo San Andrés: (imagen de
abajo) a escala 1:500 a 3250m. (Senergy, 2008)

Con los registros de densidad y neutrén analizamos la litologia de la formacién,
contiene arcilla, calizas y en mayor proporcién arenas. Figura 5.11
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Figura 5.11.- Andlisis de litologia con registros geofisicos de pozos del campo
San Andrés. (Senergy, 2008)

Es una formacion limpia, con porosidades del 12% debido al contenido de arena y
salinidad de agua de formacién de 13.4 kppm?. La formacién es un yacimiento
exhausto que por las propiedades y condiciones que tiene es buen candidato para
almacenar COz2.

V.3 Estimacién del coeficiente de almacenamiento y del
Almacenamiento Efectivo de la Formacién San Andrés

Para la estimacion del coeficiente de almacenamiento, se calcula la porosidad
efectiva y la permeabilidad. La permeabilidad se calcula con la ecuacion de Tixier
usando la constante de 62.5 (véase en el capitulo Il, tabla 2.1).
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a) b)

Figura 5.12.- a) Histograma de la porosidad efectiva, b) histograma de la
permeabilidad con de la formacién San Andrés. (Senergy, 2008)

Se calculan los tres parametros petrofisicos factor de formacion (F), indice de
calidad de roca (RQI) y el indicador de zona de flujo (FZI). El factor de formacion
se calcula dos factores, el primero con a y m obtenidos del grafico de Pickett y el
segundo con los parametros de Archie. Obtenemos un histograma de los dos
factores de formacion (fig. 5.13-5.14).

Figura 5.13.- Histograma
del factor de formacion
con los parametros
obtenidos con Pickett de
la Formacién San Andrés.
(Senergy, 2008)

Figura 5.14.- Histograma
del factor de formacion
con los parametros de
Archie de la Formacion
San Andrés. (Senergy,

2008)
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Calculamos RQI y FZI para formaciones limpias y para formaciones sucias, con el
fin de determinar si le afecta el 13% de contenido de arcillas a la formacion.
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Figura 5.15.- RQI yFZI de la Formacion SanAndrés: (imagen de abajo) a escala
1:500 a 3250m. (Senergy, 2008)

Las curvas RQI y RQIsh son iguales, asi como FZI y FZIsh por lo que el contenido
de arcilla no afecta a la formacién. Calculamos el histograma de RQIsh y FZIsh
para determinar el valor promedio de la formacion.
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Figura 5.16.- Histogramas de la formacion San Andrés: (imagen de arriba) RQI,
(imagen de abajo) FZI. (Senergy, 2008)

En contraste, rocas limpias con poca arcilla, grano grueso y bien clasificado,
tienen menor superficie interna, factor de formacion pequefio, tortuosidad baja y
por lo tanto un valor alto de FZI. El FZ| es directamente proporcional a RQI por lo
que valores altos de FZI indican que se tienen valores altos de calidad de

yacimiento (RQI).

0, K (Tixier) RQI FZI

10.5% 0.87 mD 0.9038 2.9554
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Figura 5.17.- RQI, FZI, F de la formacion San Andrés: (imagen de abajo) a
escala 1:500 a 3250m. (Senergy, 2008)

El coeficiente de almacenamiento efectivo para la formacion San Andrés es
2.9554.

La formacién seleccionada tiene potencial para ser un excelente almacén
geolégico de CO2. El uso del coeficiente de almacenamiento estimado con la
metodologia propuesta dara resultados méas confiables al ser tomado de datos
directos de la formacién estudiada y no de estimaciones de catalogo.
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Conclusiones

Estimar el coeficiente de almacenamiento efectivo con registros geofisicos de
pozos utilizando el parametro clave FZI resulta ser una metodologia factible
para el desarrollo del recurso de almacenamiento efectivo. Los diferentes
ambientes geoldgicos de depodsito y los procesos diagenéticos controlan la
geometria del yacimiento y por lo tanto el FZI, asi que el coeficiente de
almacenamiento estimado tendra un valor Unico para cada formacién objetivo.

Las formaciones La Virgen y Hosston tienen porosidades menores al 10%, el
promedio de volumen de arcilla del 10%, valores bajos de RQI y FZI tendiendo
a rocas con tamafo de granos finos y mal clasificados, con lo cual se debe de
analizar mas informacion de dichas formaciones con el fin de determinar si
estan cumpliendo con los criterios de almacenamiento de CO, necesarios.

La formacion San Andrés es un yacimiento exhausto de hidrocarburos con
porosidades del 10%, volumen de arcilla 7%, los valores de RQI y FZI
describen a rocas limpias con poca arcilla, grano grueso y bien clasificado,
menor superficie interna, factor de formacion pequefio, y la relacion entre la
garganta de poro y el radio de poro es grande, de manera que para el Activo
Poza Rica-Altamira resulta ser un buen potencial para la implementacion de la
tecnologia de CCS.

La permeabilidad y la porosidad efectiva se deben de calibrar si se cuentan con
pruebas de laboratorio debido al dafio a la formacidén por la perforacion y la
terminacion del pozo, considerando que los registros miden propiedades muy
cerca de la pared del pozo.

Los coeficientes estimados con la metodologia propuesta son del mismo orden
de magnitud que los coeficientes de almacenamiento del método DOE lo cual
es muy aceptable. El método DOE solo considera ambientes de depdsito en
forma genérica mientras la metodologia propuesta es mas confiable cuando se
tiene la informacion puntual de subsuelo.
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El coeficiente de almacenamiento para la Formacion San Andrés resulta ser
una muy buena estimacion tomando en cuenta que los resultados obtenidos de
las formaciones de la Cuenca de Sabinas al calibrarlos son mas conservadores
debido a que la metodologia propuesta estima el coeficiente de
almacenamiento con datos directos de la formacidén y no con estimaciones de
catélogo.

A mayor informacion del yacimiento (geologia, geofisica, pruebas de
laboratorio, geomecanica, sedimentologia, estratigrafia, etc.) mejor sera la
estimacion del coeficiente de almacenamiento con los registros geofisicos de
pozos; logrando incorporar andlisis de electrofacies, determinacién del tamafio
de la garganta de poro, inversién petrofisica.

Los registros geofisicos de pozos son solo una parte del conjunto de disciplinas
necesarias para la aplicacion de la tecnologia CCS pero de las mas
importantes, de manera que los registros geofisicos de pozos representan el
reconocimiento preliminar de la formacién objetivo.

Recomendaciones

El andlisis de la informacion debe realizarse de manera cuidadosa, ya que los
parametros simples tienen una influencia directa en el valor de los parametros
compuestos, y si los valores que se emplean no son correctos los valores que
se obtendran en la estimacion del coeficiente tampoco lo sera. La mayoria de
la informacién a analizar son registros que fueron tomados hace afios.

La integracion del poblamiento de los parametros petrofisicos en la formacion
de estudio dara mayor aportacion al analisis de la formacion para
almacenamiento de CO,, al poder determinar como es la distribucion de los
parametros petrofisicos criticos y del coeficiente de almacenamiento.

La geomecanica delimitard con precisiéon el almacenamiento efectivo de la
formacion aunado al FZI. Las formaciones estan sujetas a cierta presion que al
inyectar el CO2 aumentara la presion de poro de la formacién, el cual sera un
delimitante para almacenar el CO..
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e El uso del coeficiente de almacenamiento estimado con la metodologia
propuesta para la formacion San Andrés dard resultados confiables al ser
estimado de datos directos de la formacion.

e EIl presente estudio queda a disponibilidad para su enriquecimiento en la
medida en que se obtenga nueva informacion, a través de estudios mas
detallados tanto en campo como en laboratorio que permitan conocer mejor,
y/o calibrar las propiedades petrofisicas; asi como el planteamiento de mas
calibraciones en futuros trabajos de tesis o de investigacion.
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Apéndice

Los parametros petrofisicos necesarios para una interpretacion de registros
geofisicos de pozos son:

a)
b)
c)
d)
e)
f)
9)
h)
i)
)
K)
1)

Temperatura de formacion: Tt

Resistividades de lodo de perforacion a Ti: Rmi, Rmfi, Rmci
Resistividad del agua de formacién: Rw

Salinidad del agua de formacion

Volumen de arcilla: Ish, Vsh

Resistividades verdaderas y diametro de invasion: Rt, Rxo Yy di
Porosidad total: @t

Litologia

Porosidad en litologias complejas (crossplots)

Minerales principales

pma, Atma, Ro, Swe, D¢ (grafica de Hingle)

a, m, n (gréfica de Pickett)

m) Intervalos fracturados: @2

n)

0)

Intervalos con gas
Saturaciones en formaciones limpias: Sw, Shc, Smo, Sro

Es importante hacer correcciones ambientales a los registros antes de obtener los
parametros petrofisicos.

Los registros hacen mediciones a nivel microscopico cada vez mas precisas, tal
como si se hicieran en un nucleo de roca, con la ventaja de realizarse in situ a
condiciones de temperatura, presion y volumen de yacimiento. Pero estas
mediciones se ven afectadas por efectos ambientales, es decir, por el agujero
perforado, el fluido de perforacion y su infiltracion en la roca (Tabla 1B).

CARACTERISTICA: EFECTO: OBSERVACIONES:
Diametro de pozo Diferente al didmetro de | Afecta un mayor didmetro
barrena. al GR, Resistividades y
NPHI.
Desmoronamiento,
hinchamiento. Se puede determinar la
formacién de enjarre y su
espesor.
Forma de pozo Cavernoso. Mucha variacién afecta a
RHOB.
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Forma de “limén” (break
out) y “ojo de llave”.

Rugosidad y agujero en
espiral

Indica la direccion de
esfuerzo minimo.

Genera mayor rotacion
de las herramientas. No
permite buen contacto de
los patines.

Trayectoria del pozo

Profundidad aparente.

“Pata de perro”

Afectan los cambios de
angulo fuertes. Se debe
obtener TVD y TVT.

Afecta introduccién de
tuberia y herramientas.

Composicion del lodo

Lodo base aceite

Solidos

Potasio

Salinidad

Barita (densidad del lodo)

Reducird la gama de
registros que se pueden
tomar.

Afecta a los registros de
densidad.

Afecta al GR.

Afecta mayor salinidad.
Se debe corregir NPHI.

Afecta al densidad
(correccion automatica) y
se debe corregir GR.

Distribucion del lodo

No homogénea

Invasion

Aumentando la densidad
en profundidad.

Esta no tiene la misma
forma en todo el pozo. Se
debe corregir el SP.

En pozos muy desviados
no es simétrica.

Espesor de engarre

Mayor a %"

Afecta mayor espesor. Se
debe corregir los
Microregistros y NPHI.

Espesor de capa

Resistividad de
adyacentes.

capas

Afecta un mayor
contraste con respecto a
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la capa estudiada.
Menor a 3m.

Afecta menor espesor. Se

debe corregir el SP vy

Resistividades.
Salinidad en la | Salinidad del agua de | Afecta mayor salinidad.
formacion formacion. Se debe corregir NPHI.
Excentricidad (stand | Herramienta centrada o | Afecta la excentricidad.

off)

excentrada.

Se debe corregir NPHI y
resistividades.

Presion Aumenta con la | Afecta mayor presion. Se
profundidad debe corregir NPHI.

Temperatura Los gradientes siempre @ Afecta mayor
seran distintos para cada | temperatura. Se debe

pozo.

corregir NPHI

El gradiente varia con la
conductividad térmica de
la roca.

Tabla.- Efectos ambientales en registros de pozo (Modificado. Theys, 2011)

Calculo de temperatura de formacién
Datos:

e Temperatura de fondo, maxima temperatura T,,,, 0 BHT (Bottom Hole
Temperature).

e Temperatura de superficie Ty .

e Profundidad total D, -

e Profundidad de intervalo D.

Ecuacion:

Ts + [(Tmax - TS)/(Dmax)] . Di
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En forma gréfica:

Gréfico de Estimacion de Temperatura de Formacion
(Schlumberger, 2000)
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Determinacion de resistividades del lodo de perforacion a temperatura
de formacion

Datos:
e Resistividad de lodo R, a T;
e Resistividad del filtrado de lodo R,s a Ty
e Resistividad del enjarre de lodo R,, . a T
e Profundidad de intervalo D

Ecuaciones:
Rpi = Rp, [(TS * C)/(Ti + C)]
Ringi = Ry [(TS ’ C)/(Ti + C)]
Rmei = Rme [(TS ’ C)/ (T; + c)]
Dénde:

C=6.77si T estden °C
C=215siTestaden °F

En forma gréfica:

93



ESTIMACION DE PARAMETROS | APENDICE
PETROFISICOS

Grafico de Resistividad de soluciones Salinas.
(Schlumberger, 2000)
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Si falta

algun dato:

Estimacion de Ry,r Y R
(Schlumberger, 2000)

Calculo de resistividad del agua de formacién

Para calcular R, a partir del SP, el procedimiento es el siguiente:

1)

2)
3)

4)

Leer el SP en la capa mas permeable, de mayor espesor y saturada de
agua.

Determinar la T de esa capa.

Obtener las resistividades del lodo a la temperatura de esa capa Ry, Ryi
Rmci-

Realizar las correcciones ambientales del SP, espesor de capa y diametro
de invasion.
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5) Determinar Ry,

SiRyura75°F 20.10m

SiRpra75°F<0.10m

—

Ry e por medio de graficos
de la compaiiia que tomo el
registro.

6) Obtener R, a partir de R,,¢, con la siguiente ecuacion :

SP/ .
Rweq — Rmfeq .10 /(61+0.133-T})

7) Convertir R, en R, a partir de la siguiente ecuacion:

Yo l_z
Rweq +0.131- 10[ /log( /19.9)

R, =

—0.5" Ryeq + 1olovszstog("50s)

Determinacion de la salinidad del agua de formacion

Para obtener la salinidad del agua de formacion, se requieren los parametros

calculados:

e Temperatura del intervalo T;

¢ Resistividad del agua de formacion R,
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Estos parametros se requieren para utilizar el siguiente grafico:

Grafico de Resistividad de soluciones Salinas.
(Schlumberger, 2000)
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Calculo de volumem de arcilla
Procedimiento para calcular el volumen de arcilla Vg, :

1) Se deben hacer correcciones ambientales del registro GR por el diametro
de pozo-peso de lodo-excentricidad.

2) Parra calcular los valores de rayos gamma corregido por el contenido de
uranio (si es que se cuenta con el registro de Espectroscopia de Rayos
Gamma), deben de utilizarse las siguientes ecuaciones:

GR(API) = 4Th(ppm) + 8U(ppm) + K (%)
GR(API) = 4ATh(ppm) + 8U (ppm) + 16K (%)

CGR =GR —8U

(Ecuaciones para herramientas de Schlumberger.)

3) Se calcula el indice de arcillosidad I,

[.. = GRlog - GRmin
GR GRmax - GRmin

Donde: )
I, = Ik ; Indice de arcillosidad
GRyo4 ; Rayos gamma leidos

GR.in ; Rayos gamma minimo (linea base arenas)
GR,,4 ; Rayos gamma maximo (linea base lutitas)

4) Posterior se calcula el Vg, a partir del I,; es preferible seleccionar la
ecuacion conociendo la edad de la roca.
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Forma gréafica:

1.0

09

08

07

0.6

Vsh

0.5

04

03

0.2

0.1

) 1
O 01 02 03 04 05 06 07 08 09 IO

Ish

Ecuaciones:

Steiber Isp
Veh =35 .1
3-2-1,

Clavier Ven =1.7-[3.38 - (I, + 0.7)2]°5
Larionov (Rocas del Terciario) Vg, = 0.083 - (2371sn — 1)
Larionov (Rocas antiguas) Vg, = 0.33 - (2%1sh — 1)

Volumen de Arcilla Vsh con otros registros

Oy — Dp

Vegp=—0—2
sh Q)Nsh - (DDSh
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Determinacion de resistividades verdaderas y diametro de invasion

El procedimiento para obtener las resistividades verdaderas R;, R,,, Y €l
diametro de invasion :

1) Se determina el stand off o excentricidad con la ecuacién:

S5 = (dn — ds)/2

2) Se calcula el espesor del enjarre h,,,.

3) Se corrige la resistividad del microregistro por espesor de enjarre y los
registros de resistividad de investigacion media y profunda se corrigen
por diametro de pozo y espesor de capa.

4) Las resistividades verdaderas y el diametro de invasion se pueden
determinar en forma gréafica o analitica.

4.1) Método gréfico: se requieren 3 curvas de resistividad a diferente
profundidad de investigacion R , Rmea ¥ Racep -

Se Uutiliza el grafico de torbellino correspondiente de acuerdo a las
herramientas y compafiia que tomo el registro. Una vez seleccionada la
carta correspondiente se grafican los cocientes de resistividades en los
ejes “X” y “Y” y se marca el punto de cruce de las lineas horizontal y
vertical. Primero se despeja el valor de R, del valor leido en las curvas
correspondientes en el punto de cruce, y a continuacién R,,, también del
valor leido en las curvas correspondientes en el punto de cruce. El valor
del d; se leé directamente de las curvas correspondientes para el punto
de cruce.
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Ejemplo de carta de interpretacion de resistividades verdaderas considerando el diametro
de invasion (Schlumberger, 2000)
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4.2) Método analitico por sistema de ecuaciones:

1 curva de Resistividad ———)

Sistema de - 2curvas de Resistividad ___>

ecuaciones

3 curvas de Resistividad a

Doénde:
G,,, factor geométrico de la zona lavada.
G;, factor geométrico de la zona transicional.
G,, factor geométrico de la zona virgen.

El d; se puede aproximar con:

Rango de Porosidad % d;
5-10 10 d,
10-15 5d,
15-20 2.5d,
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Thick Beds

L+ 1]
-

Geometrical Factor
o
[

b
|

fe) 1 L 1 L
0 8 20 40 60 80

Diometer dj (inches)

Ejemplo de grafica con factores geométricos (uso de ecuaciones)
(Bassiouni, 1994)
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Determinacion de porosidad

El calculo de porosidad implica tener un conocimiento previo del tipo de litologia
con la que estamos trabajando, con base en lo dicho, la porosidad total @, se

puede determinar en forma analitica y gréfica.

1 curva Sénico @g = @
Primera =1 Densidad @, = O
aproximacion ]
P Neutron @y = Or
Métodos para
Te ; On+ D
determinar la Ecuacion | Singas O = Nz D
porosidady — Segunda oy
tipo de aproximacion Con gas Or = N2 D
porosidad -
2 curvas D VS by
Tercera p, v Ar
aproximacion
- ®N VS At
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1)

Una curva de porosidad

Sonico @ : si se tiene el tiempo de transito del sénico At, se calcula la
porosidad sonico @ que es aproximada a la porosidad primaria @, de la
roca, si se utilizan pardmetros de matriz y fluido correspondientes a la roca
del intervalo de interés; por lo que se puede hacer una estimacion de la
porosidad secundaria @,. La porosidad sonica @ se puede obtener con la
ecuacion de Wyllie para formaciones compactas y para formaciones
inconsolidadas se agrega un factor por falta de compactacion.

At — Aty
B, = —— -
Ats) — Atpg
At — At 1 At
Py=—— " By=—r>1
Aty — Aty Bep 100

Donde..

At,,,, tiempo de transito de la matriz
Atgy, tiempo de transito del fluido

B.,, factor de correccion por compactacion

@1*@5

®2=®T_®S

Porosidad Densidad @, : si se tiene la densidad medida p,, se puede
calcular la porosidad densidad @, que es aproximadamente la porosidad
total @, si se utilizan parametros de matriz y fluido correspondientes a la
roca del intervalo de interés; también se debe corregir p, por efector
ambientales aunque la correccion se minima. La porosidad densidad @,
calcula con la siguiente ecuacion:
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QD — Pma — Pp
Pma — Pri

Donde

Pma,» Densidad de la matriz
psi, Densidad del fluido

Porosidad neutrén @) : si se tiene la porosidad neutron @, se aproximara a
la porosidad total @, . Si la formacion contiene gas, el valor de porosidad
neutron medido disminuird drasticamente respecto al valor real, por efecto
de excavacion.

2) Si se tienen dos curvas de diferentes registros de porosidad y que estas
sean densidad y neutron. Si se utilizan valores corregidos de p;, y a partir

de esta calcular @, asi como la porosidad neutron corregida, se obtendra
un resultado més aproximado al valor real de la porosidad total @ ;.

On+ D
®T= N2D

2+ 2
Congas @ = /%

Porosidad efectiva @, (si el Vy;, > 15%)

Sin gas
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Onesh = Oy — VsnOpsh

@Opesh = Dp — VsnOpsh

? + 0
Sin gas Qe _ Ncsh > Dcsh

ON-sn+OD
Con gas D, :\/Ncshz Desh

doénde:
@,., porosidad efectiva

@p, porosidad densidad

@y, porosidad neutréon

Ve » volumen de arcilla

@nsn » Pporosidad neutron en formacion arcillosa
@psn » porosidad densidad en formacion arcillosa
@neshy Porosidad neutrén sin el efecto de las arcillas

@pesn, porosidad densidad sin el efecto de las arcillas

3) Método grafico (crossplots)
Se requieren dos o mas curvas de diferentes registros de porosidad y se utiliza el
procedimiento para determinar la porosidad en litologias complejas.
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Crossplot @y vs p, (Litologia, Porosidad Total)

(Schlumberger, 2000)

108



ESTIMACION DE PARAMETROS | APENDICE
PETROFISICOS

Crossplot @y vs At (Litologia, Porosidad Total). Schlumberger, 2000
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Determinacion de litologia

La identificacion de la litologia se subdivide de la siguiente manera:

Sencillas
Formaciones Limpias
(Archie, Vg, < 15%)

Complejas

Litologia
Formaciones Sucias Sencillas
(no Archie,
Ve > 15%)
Complejas

La litologia se puede identificar cualitativamente observando la separacion y
valores de las curvas de porosidad densidad @, y porosidad neutrén @, , siempre
y cuando las litologias sean sencillas, es decir, que solo se tenga una matriz
(considera todos los soélidos de la roca) principal con mas de 75% .
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GR bajo

@p se hace negativo, >

@y casi cero
GR bajo y Resistividad alto

Se cruzan vy se separan mucho

Salto de ciclo
(sénico)

GR alto, Resistividad de
1-3 ohmm —>

Si se estan analizando litologias complejas, es decir, que se tienen varias matrices
en la roca. En este caso se debe utilizar graficas cruzadas para interpretar las dos
matrices principales y la porosidad total compensando el efecto de la litologia.

La determinacion de porosidad total y litologia utilizan los mismos graficos
(crossplots), antes de determinar litologia o porosidad, se debe de tomar en
cuenta 4 factores importantes que pueden afectar la estimacion de la litologia o
porosidad:
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a) Vsh Vsh<15% = @, Sw
Vsh >15% > @,, Swe

Lejano a 0, disolucion

b) ¢, = 0, — @5{ Cercano a 0, fracturas

c) Existencia de gas

d) ldentificar si tenemos sal

Si se tiene alguno de estos factores los resultados estaran falseados, debido a que
los puntos estaran desplazados en la gréfica.

gas Fracturas

S\

Anbhidrita Sh
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Célculo de minerales principales

Con el registro Geoquimico se pueden calcular constituyentes mineralégicos a
cada profundidad. Adicionalmente se tienen métodos de interpretacion
mineraldgica graficos y analiticos.

Método grafico de minerales

Thvs K
Tipo de arcillas
minerales pesados K vs PEF
micas Th/K vs PEF
M-N
Minerales MID

pmaa vs Umaa-

Con los registros NGS y LDT se tienen crossplots para identificacion de los
principales minerales y tipos de arcillas.

Tipos de arcillas, minerales pesados y micas:
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Gréfico de identificacién de minerales arcillosos, minerales pesados (Schlumberger, 2000).

Grafico de identificacion de minerales arcillosos, minerales pesados. Th/K vs Pe.
(Schlumberger, 2000)
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Grafico de identificacion de minerales arcillosos, minerales pesados. K vs Pe
(Schlumberger, 2000).

Minerales:

Con las curvas de los registros de porosidad convencionales Soénico, Densidad y
Neutrones, se pueden utilizar los graficos de interpretacion mineraldgica.

Para utilizar los gréficos, se grafican los parametro en los ejes Xy Y, y en el punto
de cruce se hace una interpretacion con triangulos mineraldgicos entre los puntos
de los minerales mas cercanos que engloban el punto.
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te—t
M = -0.01 (Ingles)

Pb — Py
tr—t ,
M = -0.03 (Metrico)
Pb — Py
On)p— 0
N = Onr = Ow (INGLES 0 METRICO)
Pb — Py

Grafico de identificacion de minerales M-N
(Schlumberger, 2000)
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MID

En el grafico del MID los parametro a graficar son el tiempo de transito de la matriz
aparente At,,,, VY la densidad de la matriz aparente p,,,, , 10S cuales se obtienen
de forma grafica.

Grafico de Determinacion de Parametros de matriz aparente
(Schlumberger, 2000)
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Gréfico de mineralogia

tmaa VS pmaa
(Schlumberger, 2000)
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En el grafico de identificacion litologica se grafica el factor fotoelectrico volumetrico
de la matriz aparente U,,4q VS Pmaa » POr l0 que se requiere la curva de factor
fotoelectrico del registro de Litodensidad.

Grafico Determinacion de Parametro U,,,,
(Schlumberger, 2000)
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Grafico de identificacién de litologia U vsp
(Schlumberger, 2000)
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Método analitico:

Se construye un sistema de ecuaciones en donde el numero de ecuaciones es el
numero de minerales que se pueden determinar. El valor de porosidad se calcula
previamente en todo el pozo y la respuesta de cada propiedad fisica de los
registros para cada mineral (matriz) y fluido, se buscan en trablas de los anexos
de los libros de cartas.

At = 0Aty + (I — @)(V;Atmal + V,Atma2 + Vz;Atma3)
Oy = 0@ + U — D)V, (@y)mal + V,(@y)ma2 + V;3(@y)ma3]
Pp = (Z)Pf + (1 - Q)(lemal + Vszaz + V3pma3)

1=V1+V2+V3

Obtener grafica de Hingle

La grafica de Hingle es una grafica de un registro de porosidad vs resistividad
verdadera. Sirve para obtener de las formaciones registradas: la densidad de la
matriz pma, €l tiempo de transito de la matriz Atma, la resistividad mojada Ro; asi
como valores de corte para el calculo de voliumenes de reservas de hidrocarburos:
saturacion de agua de corte Swc y porosidad de corte @c.

Para construir la grafica de Hingle se puede utilizar alguna curva de un registro de
porosidad en escala lineal en las abscisas (X) aumentando hacia la derecha y la
resistividad en escala 1/RtY?, en el eje de las ordenas (Y) aumentando hacia
abajo. Normalmente se utiliza una reticula de los libros de cartas o con software
como un Crossplot. Cada punto corresponde a una profundidad de las curvas.

La escala de porosidad se marca de tal forma que el rango de los valores a
graficar quede en la mitad del lado derecho de la reticula. Se traza una recta que
una los puntos hacia el Noroeste (parte sup. izg.) que parta de @=0, esta es la
recta de Sw=100%. La interseccion de una recta vertical en cada punto de
coordenadas (@,Rt), correspondera a la Ro para ese punto; por lo que se puede
determinar las saturaciones con Sw=(Ro/Rt)?.
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En el gréfico se leen los valores de: Ro en la curva Sw=100%, pma Yy Atma en el punto de
cuce @=0%, los valores de corte: @c y Swc Se trazan con intervalos productores.
(Bassiouni, 1994)
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Obtener grafica de Pickett

La gréfica de Pickett también es una gréfica de resistividad verdadera vs un
registro de porosidad. Sirve para obtener de las formaciones registradas: el
coeficiente de tortuosidad “a”, la resistividad del agua de formacion Rw, el
exponente de cementacion “m” y el exponente de saturacion “n”; asi como valores
de corte para el calculo de volimenes de reservas de hidrocarburos: saturacion de
agua de corte Swc y porosidad de corte Qc.

Para trazar la Gréafica de Pickett se utiliza una reticula log-log. Se grafica Rt en “X”
aumentando a la derecha 'y @1 (@~ 0 un parametro de curvas de porosidad) en “Y”
aumentando hacia arriba y terminando en 1 (100%). La curva de Sw=100% se
encontrara en el Suroeste (abajo a la izg.) y su ARJ/ADT, es el exponente de
cementacion “m”. Y la interseccion de esa recta con @1=100% sera el valor de:

aRw.
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En el grafico se leen los valores de: my aR,. También se puede obtener S, como curvas paralelas.
(Bassiouni, 1994)
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Determinacion de intervalos fracturados

Se pueden identificar fracturas con diversos registros en forma cualitativa, los que
permiten identificar con certeza las fracturas son: imagenes de pozo, sonico VDL y
producto de echados . Con el sénico se puede cuantificar la porosidad secundaria:

Q)z = Q)T - Q)S
Determinacion de intervalos con gas

Es posible determinar formaciones con gas con la combinacion de registros de
porosidad densidad y porosidad neutrén, cuando se tiene “cruce de curvas”
@D>@N. Con el registro sénico es posible detectar gas cuando la curva presenta
“salto de ciclo”.

CALIPER DL, w4 LvcrEs % POROSITY INDEX 3% _SANDSTONE __ savmix
B g Y2 COMPENSATED FORMATION DENSITY FOROSITY
S P E0 -~ 4 ?5 319 ?5 oy
M AR UNITS
Q- TO0K . =& COMPENSATED NEUTRON PORONTY
[ - pot as 29 JLE 2 Q]
e T cheLp S e o =
r - B R B —— ——
23 S 2 — SRS =
i e e s R T s s =
o ; =y o= e
A === TR
; e T =
T : . - = —-
7274,,,, — '%, + ! s
>3 — :-,7*7
= = oy ==
5 = e L t -
=
= e I == e Cruce de curvas @,>@,
= j B B <= r
ey = > E por efecto de gas
s===ue : = = ecto
B B = e — (Bassiouni, 1994).
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Determinacioén de saturaciones en formaciones limpias

Si el volumen de arcilla Vg; es menor a 15% se utiliza la ecuacion de Archie para
determinar saturaciones de fluidos: saturacion de agua S,, , saturacion de
hidrocarburos S;. , saturacion de hidrocarburos moviles S,,;. y saturacion de
hidrocarburos residuales S, .

Se define el indice de resistividad como:

R
La saturacion de agua es el inverso del indice de resistividad
Swn = 1/IR

Por otra parte la ecuacion de Archie para factor de formacién es:
F=ap™

Sustituyendo la ecuacion

=) = (72 = G

La saturacion de hidrocarburos se calcula a partir de la siguiente ecuacion:

Yn Yn

Yn

She =1-35,
La saturacion de hidrocarburos moviles se obtiene con:
Smhc = Sxo — Sw
La saturacion de hidrocarburos residuales se calcula con:

Srhe = 1= Sxo
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Modelo de Interpretacién de Parametros Petrofisicos con Registros
Geofisicos de Pozos

El modelo es el resultado de la interpretacion de los registros geofisicos de pozos,
una vez obtenidos los parametros petrofisicos anteriormente calculados.

Minerales 1 2 3 e &
e

Se coloca de izquierda a deracha los solidos que conforman a la formacion y de
derecha a izquierda se representa el espacio poroso de la roca, el cual contiene
los fluidos maviles y fluidos no moviles.
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SP Potencial Natural

B.S. Diametro de la Barrena
GR Rayos Gamma

RD Resistividad profunda
RM Resistividad media
RS Resistividad somera
DT Tiempo de Transito
SPHI Porosidad Sonico
RHOB Densidad

DPHI Porosidad Densidad
NPHI Porosidad Neutrén

Ti Temperatura del intervalo de
estudio

Ts Temperatura de la superficie

Tf/ BHT Temperatura en el fondo del
pozo

Wm Peso del lodo

hmc Espesor de enjarre

dh Didmetro del pozo

Rm Resistividad del lodo

Rmc Resistividad del enjarre

Rmf Resistividad del filtrado de lodo
Rxo Resistividad de la zona lavada

Ri Resistividad de la zona transicional

Rt Resistividad de la zona virgen

Rw Resistividad del agua de
formacion

Rs Resistividad de la capa adyacente
di Diametro de invasion

Ish indice de arcillosidad

Vsh Volumen de arcilla

@ Porosidad total

@, Porosidad primaria

@, Porosidad secundaria

@psn Porosidad densidad de una zona
arcillosa

@nsn Porosidad neutron de una zona
arcillosa

@. Porosidad efectiva

F Factor de formacion

a Tortuosidad

m Exponente de cementacion

n Exponente de saturacion

Sw Saturacion de agua

Shc Saturacion de hidrocarburos
So Saturacion de aceite

Sg Saturacion de gas

Swi Saturacion de agua irreducible
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Smo Saturacion de aceite movil Smg Saturacion de gas movil
Sor Saturacion de aceite residual Sgr Saturacion de gas residual
ROS Saturacién de aceite remanente Sxo Saturacion de la zona lavada
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