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RESUMEN

Se llevd a cabo una revision de literatura técnica relacionada a caracterizacion de formaciones
o yacimientos que tienen porosidad secundaria, debido al rompirmiento o disolucidn de la roca ,
lo cual origina huecos diferentes a los poros intergranulares o intercristalinos

Con base en tal revisién, se presentan en este trabajo definiciones y descripciones de
conceptos bésicos referentes a tales yacimientos; conocidos también como yacimientos con
sistema doble porosidad-doble permeabilidad o simplemente yacimientos fracturados.

Considerando tres fuentes de informacidn muy utilizadas en la explotacidén de petrdleo:
muestras de roca (nucleos), registros geofisicos de pozos y pruebas de variacién de presién
en pozos, se presentan algunos meétodos para evaluar, cualitativa y cuantitativamente, los
mencionados yacimientos.

De acuerdo a lo expuesto en este trabajo, se obtienen varias conclusiones y se hacen algunas
recomendaciones.



INTRODUCCION

La mayor parte de los hidrocarburos en el subsuelo se encuentra en rocas sedimentarias, ya
sea areniscas o carbonatos. Por lo regular, las areniscas son formaciones que No se rompen o
fracturan ni se disuelven al contacto con alguin fluido natural que circule a través de ellas; en
cambio, los carbonatos si sufren tales tipos de alteraciones originando meodificaciones en
varias de sus propiedades, principalmente en la porosidad y en la permeabilidad. Las
fracturas, fisuras y juntas, producto del rompimiento de 1a roca, y los vlagulos y las cavernas,
formadas por la disolucién de la roca, forman los huecos que incrementan, en menor o mayor
grado, las magnitudes de la porosidad y de la permeabilidad que originalmente tenia el
sedimento después de su consolidacion, comunmente llamadas porosidad y permeabilidad
primarias.

Una roca que ha sido alterada por alguna de las dos formas mencionadas (rompimiento y
disolucidn), o por ambas, se dice que tiene porosidad y permeabilidad secundarias.

De acuerdo con lo anterior, las acumulaciones de hidrocarburos pueden estar en formaciones
que solo tengan porosidad y permeabilidad primarias © en raocas que contengan ademas
porosidad y permeabilidad secundarias. Es comun que a las primeras formaciones se les
denomine homogéneas, en tanto que a las segundas se les conoce como heterogéneas,
naturaimente fracturadas, cavernosas, con porosidad secundaria, sistemas doble porosidad o
sistemas doble porosidad-doble permeabilidad.

El sistema doble porosidad-doble permeabilidad comprende dos porosidades: la de la matriz
de la roca y la de los huecos, fracturas y canales, generados después de la depositacion
original; por lo anterior, este sistema tiene dos tipos de permeabilidad, correspondientes a la
matriz de la roca y a los espacios secundarios. Este sistema puede ser evaluado en forma
cualitativa y cuantitativa para determinar el comportamiento de sus propiedades petrofisicas,
como la porosidad y la permeabilidad, que proporcionan la capacidad de almacenamiento y de
flujo del sistema.

Para lograr la evaluacién de un sistema doble porosidad-doble permeabilidad se recurre
normalmente a tres fuentes de informacién: 1) muestras de roca extraidas del pozo para su
analisis en el laboratorio, a partir de las cuales se detectan fracluras y se obtienen valores de
porosidad y permeabilidad de fractura; 2) registros geofisicos de pozos, a partir de los cuales
se detecta la presencia de fracturas y se determinan los valores de la porosidad de fractura, y
3) pruebas de variacién de presién en pozos, con las cuales se determina la presencia de
fracturas y se obtienen los valores de la permeabilidad de fractura. Puesto que las tres fuentes
de informacion tienen diferentes principios fisicos y radios de investigacion, los valores de
porosidad y de permeabilidad obtenidos son los correspondientes al alcance de ia fuente de
informacidn utilizada en la evaluacion de un sistema doble porosidad-doble permeabilidad.

La explotacion de los yacimientos petroleros s compleja y se incrementa la complejidad si los
hidrocarburos se encuentran en formaciones con doble porosidad-doble permeabilidad. En



México, actualmente, la mayor produccién de petrdleo se obtiene de yacimientos con esta
caracteristica, por 1o que es necesario que los Ingenieros Petroleros conozcan ia tecnologia
para explotarios. Dentro de esta tecnologia estan comprendidos los procedimientos para
caracterizar tales yacimientos.

En esta tesis se tratan, en forma resumida, algunos procedimientos para caracterizar las
formaciones con porosidad secundaria, también llamadas sistemas doble porosidad-doble
permeabilidad.



I. CONCEPTOS BASICOS SOBRE SISTEMAS DOBLE POROSIDAD-DOBLE
PERMEABILIDAD

La evaluacidn y caracterizacion de yacimientos fracturados ha requerido el desarrollo de
modelos a partir de los cuales se puede estudiar este tipo de yacimientos que constan de dos
sistemas uno de bloques de matriz y otro de fracturas. Los modelos utilizados son: doble
porosidad, doble porosidad-doble permeabilidad, que se trataran en este trabajo.

Inicialmente se define a continuacion un sistema doble porosidad-doble permeabilidad:

Sistema doble porosidad-doble permeabilidad. Es un veolumen total de roca (yacimiento), en
el cual se presentan dos tipos de porosidad: una de matriz, correspondiente a la roca
depositada originalmente, y otra secundaria correspondiente a todo tipo de huecos (fracturas,
fisuras y canales) desarroliados en la roca depositada, como resultado de los diferentes
esfuerzos mecanicos y fenémenos quimicos que se prasentan en el subsuelo. De acuerdo a
lo anterior, en la roca también se presentan dos tipos de permeabilidad: una correspondiente
a la matriz de |la roca y otra correspondiente a las fracturas, canales y huecos presentes.

Para un mejor entendimiento de los principajes elementos que influyen en el comportamiento
de un yacimiento con doble porosidad y doble permeabilidad se presentan a continuacidn
conceptos fundamentales.

1.1 MATRIZ

La matriz de una roca clastica se constituye de particulas distintivamente mas pequerias que
el promedio de los granos de la roca y llena los intersticios, parcial o totaimente, entre los
granos mas grandes. Las particulas de la matriz pueden ser de 105 mismos materiales de los
granos grandes, de otros materiales o, como es mas comun, de ambos. L.a matriz es diferente
del cementante.!” El término matriz también puede referirse a todos los sdlidos que forman la
roca.

1.2 FRACTURA

Una fractura puede definirse, en geologia estructural, como un plano de ruptura a lo largo de!
cual existe un pequeiio desplazamiento y aun este desplazamiento implica rompimiento,
juntas y fallas. Alternativamente, una fractura algunas veces se refiere a un arreglo complejo
de cavidades que se encuentran llenas de gas, liquidos o minerales. Las fracturas difieren de
otras cavidades de ia roca, como poros y cavidades por disolucion, porque en ellas sus
paredes se extienden en todas direcciones. En forma mas general, una fractura es una
discontinuidad producida por un rompimiento del lecho rocoso, seccionandolo en bloques con
separaciones entre si, llamadas fisuras y juntas, a lo largo de las cuales no hay
desplazamiento paralelc con respecto a los planos de discontinuidad.

(1) Referencias al final



En caso de yacimientos carbonatados las fracturas presentes son naturales, por lo que se les
conoce como yacimientos naturalmente fracturados.

Las fracturas se atribuyen a diferentes eventos geolégicos como:
a) Diastrofismo, en el caso de plegamiento y fallamiento.

b) Erosién profunda causada por la filtracién de agua y tensiones a través de los planos mas
débiles.

Las fracturas que siguen diferentes direcciones se asocian a la tectdnica local. Las fracturas
paralelas presentan permeabilidades diferentes y las fracturas que ocurren en series de
interconexiones generan altas permeabilidades y baja porosidad.

El origen de las fracturas y su relacion con los eventos tectdnicos estructurales puede
tratarse especiaimente con respecto a la intensidad de la fractura y su significado para el
yacimiento. Después de haber observado varios campos se puede concluir que la relacion
fractura-estructura se asocia con la ciasificacién de las fracturas en dos grupos:

a) Fracturas relacionadas con estructuras, donde se muestra consistencia de orientacion y
regularidad.

b) Fracturas no relacionadas con estructuras, donde se incluyen irregularidades y rupturas
discontinuas, que no muestran consistencia en su orientacion.

Asl mismo después de estudiar varios campos, se concluye que los yacimientos fracturados
se ubican en rocas quebradizas de baja porosidad, donde los eventos tectdnicos favorecen
su desarrollo. En este caso las fracturas resultantes pueden ser de dos tipos:

- Macrofracturas. Corresponden a fracturas muy amplias, de longitud considerable y
amplitud mayora 0.1 mm.

- Microfracturas. Fracturas de longitud y espesor limitado. Algunas de éstas forman
caminos continuos que pusaden ser similares hidrodindmicamente a una permeabilidad media.
Sus dimensiones, en cuanto a amplitud, se encuentran por debajo de 0.1 mm.

Es importante serialar que basandose en un examen directo existen fracturas abiertas y
cerradas, lo cual es funcién de la circulacidn de agua percolante y la capacidad de
sedimentacion de los materiales disueltos. También es posible tener el caso de que una
fractura puede estar cerrada a condiciones de superficie pero, podria estar total o
parcialmente abierta a condiciones de yacimiento, donde la presidn de poro actua sobre las
paredes de la fractura. Esta situacién genera que las cavernas ya existentes conserven o
incrementen sus dimensiones.®



Amplitud de Fractura.

Es la distancia entre las paredes de la fractura. La amplitud de la abertura depende de las
condiciones del yacimiento, la profundidad de éste, 1a presion de poro y el tipo de roca. La
amplitud de las fracturas varia de 0.1 a 0.2 mm.

Sin embargo, en términos generales, para fracturas no contenidas en un sistema fracturado
pero conectadas a éste, es frecuente encontrar valores de amplitud de 0.01 a 0.04 mm. A
profundidades por debajo de los 915m, la amplitud de la fractura no excede 0.01 mm.

Densidad de Fractura.

La densidad de fractura expresa el grado de fracturamiento de la roca a través de varias
relaciones. Si la relacion se refiere a un volumen unitario de roca, la densidad de fractura se
conoce como densidad de fractura volumétrica; si la relacién se refiere a un area o longitud
de roca se llama densidad de fractura areal o lineal, respectivamente. Las expresiones que
muestran estas relaciones son:

pv=8/Vs (1.1)

donde:
pv = Densidad de fractura volumétrica
S = Volumen total de fracturas
Va = Volumen total de matriz

Pta = l'r / SB (1.2)

donde:
pa= Densidad de fractura areal
ir = Longitud acumulada de fracturas
Sp = Superficle total de seccion de flujo

po=nf/Lg (1.3)

donde:
pn = Densidad de fractura lineal
nf = NOmero de fracturas normales a la direccion de flujo
La = Longitud de fractura normal a la direccién de flujo

tas fracturas medibles son aquellas que son visibles y que se definen por su amplitud,
longitud y angulo de inclinacién. Cualquier referencia a la intensidad y densidad de fractura
deba referirse a una fractura visible que tenga profundidad y direccidn.



Densidad de Fractura relacionada con Modelo Idealizado.
Si varios bloques idealizados de matriz son agrupados bajo cierta distribucion geomaétrica, un
numero idealizado de fracturas puede ser obtenido. Segdin e modelo idealizado de Reiss,™
que se muestra en la figura 1.1, las densidades de fractura volumseétricas, areales y lineales se
modifican de acuerdo con la direccidn de flujo.

Bloques Deslizados Bloques Dividldos

Modelo 2.1 Modeto 2.2

Modelo 1

Modelo 3.1 Modclo 3.2 Modelo 3.3
Cubos

Figura 1.1 Modelo ldealizado de Reiss, para Densidad de Fractura.

En el modelo 1 de la figura anterior se observan laminas que contienen sélo un plano de
fracturamiento independiente de la direccién de flujo;, en los modelos 2.1 y 2.2, los bloques
cuadriculados tienen una densidad de fractura asociada con la direccion de flujo, ya sea
vertical u horizontal; en los modelos 3.1 y 3.2, los cubos tienen planos horizontales
impermeables acorde con las diferentes densidades de fractura. Si el flujo es vertical hacia
arriba o0 en direccidon horizontal, los modelos son completamente permeables en todas sus
direcciones (modelo 3-3).%

1.3 JUNTA

Es una fractura que ha sufrido un movimiento apreciable paralelo a ella, y por la cual puede
circular agua subterrénea. En general la mayoria de las juntas que cortan a las rocas pueden
ser resultado de los esfuerzos relacionados con el arqueamiento, plegamiento y fallamiento
del volumen roceso. Un juego de juntas es un grupo de éstas, casi paralelas, con amplia



distribucion. L.a combinacién de dos o més juegos de juntas, que se intersectan forman lo que
se llama un sistema de juntas.

1.4 FISURA

Es una abertura producto de los esfuerzos de tension y compresidn o Ja disolucién de la roca
por la circulacidn de agua a través del iecho rocoso. Las fisuras seccionan al volumen rocoso
en bloques. El tamafio de los bloques depende de Ia densidad de fisuras presentes.

Las fisuras pueden clasificarse, de acuerdo con los fendmenos que las causan, de la

siguiente manera:

a) Efectivas, si son abiertas y con separacién neta entre los bloques.

b) Potenciales, si los dos bloques estan en contacto, sin dejar hueco entre ellos y pueden
ser separados por fracturamiento.

c) Cubiertas parcialmente, las cuales estan ocupadas parcialmente por depodsitos
secundarios que tapizan las orillas de la fisura.

d) Cubiertas totalmente, si el hueco entre bloques ests lleno completamente de depdsitos
secundarios.

(obtenidas de

De acuerdo con la orientacion y disposicion de las fisuras en las rocas
pruebas de nucleos) se tiene la siguiente clasificacidn, mostrada en la figura 1.2.

E! tamario de las fisuras, en general, es muy pequeiio, dado que su longitud lineal alcanza
algunos metros y su anchura © amplitud solo unas centésimas de milimetro.®

8 Verticales intersectadas

1 Dispersas

2 Dispersas con interseccién 7 Verticales y herizontales Intersectadas
3 Verticales 8 Verticales e inclinadas intersectadas
4 Horizentales 9 Hor e

5 Inclinadas 10 Inclinadas intersetadas

Figura 1.2 Clasificacion de Fisuras




1.5 CAVERNAS

Las rocas carbonatadas, como las calizas, muestran ciertas caracteristicas especiales, por
ejemplo, la presencia de conductos tortuosos o canales que forman sistemas de cavernas.
ta mayoria de ias cavernas se forman por disolucion de caliza por ag)ua subterranea y se
desarrollan cominmente a lo iargo de un sistema de juntas o fracturas.®

1.6 POROSIDAD

Es la relacién entre el espacio poroso (espacio entre granos, fracturas y cavidades originadas
por disolucitn) y el volumen total de roca, incluyendo material sélido y espacio poroso.

Partiendo de |a definicién anterior, 1a porosidad se puede expresar de la forma siguiente:

D=V, /V, (1.4)
donde:
@ = Porosidad
Vs = Volumen de espacio porosc
V¢ = Volumen de roca

E! volumen de roca estad compuesto por la suma del volumen de espacio poroso y el volumen
de soblidos, por lo tanto:

V=V + V, (1.5)
donde:
V. = Volumen de sélidos
Ahora, sustituyendo la ecuacién 1.5 en ja ecuacion 1.4 se tiene que:
D@ =V /Vp+V, (1.6)

La relaciéon entre el volumen total de espacios porosos y el volumen total de la roca es
llamada porosidad total e incluye todos los intersticios, comunicados o no. El volumen de
espacio poroso total antes mencionado puede estar constituido por poros comunicados entre
si (Vpe) y poros aislados (Mpnc), por 1o gue el volumen poroso se puede expresar de la forma
siguiente Vp = Vpe + Vpae. Lo cual lleva a definir la porosidad absoluta como la relacion entre
el volumen total de espacio poroso y el volumen de roca, que puede expresarse de la
siguiente forma:

Dy = (Mpe + Vpne) / Vi 1.7)

La porosidad efectiva es la relacidon entre el volumen de poros comunicados y el volumen de
roca:




Do = Ve / Vi (1.8)

Este tipo de porosidad es muy importante para la explotacién de los yacimientos petroleros,
dado que de ésta depende el volumen original de hidrocarburos, asi mismo, el volumen que

se puede extraer.”
Para una mejor comprension del sistema tratado en este trabajo, se maneja e! desarrollo de
ia porosidad total del sistema en dos partes:

a) Porosidad de matriz. El tamano de poro es generalmente pequefio, por lo que la
permeabilidad es baja. Al comparar los voliumenes de poros de bloques grandes de matriz
con el volumen de las fracturas o los vigulos que contiene resulta que es mayor el volumen

poroso de la matriz sin canales comunicados.

b) Porosidad secundaria o de fisuras, fracturas y vuguios. La magnitud de esta porosidad es
baja pero la permeabilidad es muy alta.®®

A continuacion se presentan los diferentes tipos de porosidad que pueden desarrollarse en
un sistema fracturado.

Porosidad Primaria o Intergranular,

Esta porosidad se presenta generalmente en rocas sedimentarias. En rocas clasticas
(areniscas y arcillas) la porosidad primaria depende esencialmente de la textura de la roca
(tamanio y distribucidn de grano) asi como de la forma y orientacién de los sedimentos; otros
factores que influyen son: la compresién causada por los esfuerzos geoestaticos, la
cementacion de los granos con sales, carbonato de calcio y magnesio por la accidén de aguas
subterraneas y procesos diagenéticos como la precipitacién de oxido de silicio (Si03) vy la
disolucidn. En rocas carbonatadas la porosidad esta afectada por procesos de diagénesis,
como la disclucién de carbonato de calcio, la transformacidén de calcita en aragonita a altas
temperaturas, asi como la transformacion de aragonita en dolomita por la filtracion de agua

rica en magnesio.

Como regla general, se establece que la reduccién de la porosidad con la profundidad es
ocasionada por fa accién de fuerzas geoestaticas y alteracion diagenética. De acuerdo con
los procesos antes mencionados, las rocas de grano fino tienden a ser mas porosas que las

rocas de grano grueso, por lo tanto, la porosidad primaria puede ser significativa durante la
depositacién y ser reducida con la compactacion. Para conservar la porosidad, en el
sedimento se deben presentar las siguientes caracteristicas:

a) Buena porosidad inicial.
b) Nula cementacion total en forma rapida.
¢©) Nula compactacion quimica y mecanica.



Porosidad Secundaria.

Esta porosidad se presenta sobre todo en rocas carbonatadas como las calizas, donde los
materiales son inestables; se presentan fendmenos quimicos o fisicos originando nuevos
huecos, canales, vagulos y fracturas en los sedimentos previamente depositados.® La
porosidad secundaria es causada basicamente por tres factores:

1) Esfuerzos de tensiéon

La mayoria de las calizas deben su caracter de porosidad secundaria y de permeabilidad
secundaria a la fisuracion originada por esfuerzos de tension. De no existir fracturas o
fisuras, la roca presentaria una capacidad productora muy pobre o nula. Dada esta situacién
se pueden presentar dos formas de este tipo de porosidad en calizas:

- Cuando se tiene una porosidad de matriz despreciable y la fisuracién origina porosidad y
permeabilidad secundarias.

- Cuando la roca posee una porosidad intergranular o de matriz regular, y la fisuracién
produce sélo un incremento de la porosidad de matriz ya existente. ©

2) Disolucidén de la roca

La solubilidad de carbonato de calcio (CaCOas) es nula en agua marina (ya saturada de
carbonatos) y por el contrario es muy notable en e! agua dulce. Por 1o anterior, se puede
decir que el agua dulce parece ser la Unica que origina la solubilidad de carbonato de calcio
para crear huecos en rocas carbonatadas.

Esto estd ligado a influencias continentales, por lo que se puede sefialar que la mayoria de
las rocas carbonatadas que presentan porosidad secundaria debida a la disolucidn, estan
estrechamente relacionadas con aguas superficiales. Los procesos de disolucién se hacen
tan largos tanto como los “disciventes” se mueven a través de la roca y ésto cambia
continuamente a naturaleza de la porosidad y la permeabilidad.®- ¢

La disolucidn a altas temperaturas juega un papel muy importante ya que el agua de

percolacion contiene minerales, que al reaccionar con la roca agrandan las aberturas ya
existentes, canales de flujo y crean cavernas, incrementando generalmente la porosidad.®

3) Cambios mineraldgicos de la roca

Estos cambios de mineralogia generan rocas dolomiticas. En dolomias, con un 50% como
minimo de dolomita y por su origen, se pueden distinguir tres tipos principales:

- Dolemias primarias. Son originadas por la precipitacion quimica y estan asociados con
sulfatos (anhidrita) y margas; son de grano fino.



- Dolomias diagéneticas. Son resultado de la transformacién de la calcita en dolomita,
antes de que el sedimento se consolide totalmente, por lo general muestran baja porosidad y
grano pequeno.

- Dolomias epigenéticas. Son resultado de la transformacién de una caliza ya litificada y
generalmente se asocian con fracturas. Presentan una porosidad importante, por 1o cual son
excelentes almacenes. Aqui la transformacidn molecular de la calcita en dolomita se da por la
sustitucion de una parte de los iones Ca"" por iones Mg*™"; que viene acomparnada por una
compresidon, reduciendo el volumen de la roca.

La roca originalmente es porosa y permeable al permitir el flujo de fluidos. Si la roca no es
muy porosa la dolomitizacién es muy lenta y mas tarde creara espacios. Si la dolomitizaciéon
es rapida se abren sistemas destruyendo estructuras y se disuelve carbonato de calcio, con
o cual se hace mas fuerte la sustituciéon de estructuras; los cristales nuevos tienen una
porosidad intercristalina alta. Se puede destacar que existen calizas arcillosas y Iutitas
calcdreas gue tienen una composicion mineraldgica intermedia entre los carbonatos puros y
las arcillas como resultado de la dolomitizacion. La dolomitizacién produce porosidad
homogénea y permeabilidad isdtropa, es decir, que es igual en cualquier direccién de los
. estratos de roca.®

Dado que la porosidad secundaria puede componerse de huecos debidos a fisuras, fracturas,
vugulos, asi como de huecos formados en fosiles, arrecifes y oolltas, a continuacién se define
el concepto de porosidad para cada una de los aspectos mencionados.

Porosidad de Fractura.

Esta porosidad ocurre en rocas carbonatadas quebradizas, resulta del movimiento de la
tierra, creando fallas y fracturas, a través de las cuales el agua con minerales disueltos
puede migrar a través de las fracturas incrementando la porosidad secundaria en forma de
huecos y canales. Para la creacién de fracturas y porosidad secundaria en rocas
carbonatadas es necesario tener: plegamiento, sepultamiento, influencia de dominios salinos,
sal en solucién o fluido sobrepresionado.

Porosidad de Fisuras.

Esta porosidad se desarrolla por esfuerzos y disolucion de la roca; en general es secundaria
y severa al formar caminos para la migracion de fluidos. La permeabilidad desarrollada en
fisuras es anisotropa, es decir, que es difaerente para las direcciones de flujo de las fisuras.

Porosidad en Cavernas.
Esta porosidad existe en rocas de carbonato de calcio (CaCOj), disueltas por agua

subterranea que se filtra a través de fracturas o fisuras preexistentes creandoc nuevos huecos
a su paso, que en ocasiones logran la intercomunicacién entre si.
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Porosidad Fosilifera.
Es desarrollada por la lixiviacion, donde los fosiles depositados en la roca carbonatada son

mas solubles que la roca.

Porosidad Arrecifal.
Es un tipo de la porosidad fosilifera, la cual se presenta en los fosiles de coral y estructuras
de alga como resultado de ia descomposicién de materia organica que reliena los huecos

originales de la roca.

Porosidad Qolitica.
Resulta del confinamiento de esferas calcareas formadas en ambientes de alta energla y en
uniforme, Debido a la subsecuente

torne a fragmentos de fdsiles de diametro casi
cementacioén la porosidad puede ser grande o pequefia. Los granos cldsticos pueden

mezclarse con los granos esféricos y cementante. La cristalizacién puede reducir el espacio
poroso en forma considerable. El espacio poroso puede existir también dentro de las oolitas;
esto huecos pueden o no estar comunicadas con la red de poros comunicados.

Porosidad Vugular.

Esta porosidad se forma por disolucidn de la roca. Los vigulos formados son cuevas o
cavernas porosas pequenas y pusden estar conectadas entre si por medio de canales. Este
tipo de porosidad se asocia con rocas calcareas y es comuUn en calizas homogéneas. El
tamarfio y numero de vlgulos es importante en la determinacion de la porosidad y la
rellenos y rellenos

permeabilidad.
abiertos, parcialmente

Los vigulos pueden clasificarse comao:
completamente. El! material de relleno puede ser cristal de calcita, dolomita, pirita, yeso,
anhidrita, etc. El tamario relativa de vugulos es el siguiente:

Diametro (mm)

Tamario
Pequefio menor a1
Medio 1a3
Grande 4a9

Muy grande mayor a 10

E! sistema tratado en este trabajo se constituye de dos porosidades, las cuales se pueden
representar como en la figura 1.3. En la figura 1.3(a) se ve la primera, formada por espacios
existentes entre los granos de roca, llamada porosidad primaria, tipica de areniscas; y la
segunda, formada por los espacios de las fracturas, vagulos, cavernas, fisuras, etc, como se
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observa en !a figura 1.3(b), llamada porosidad secundaria. Cuando se refiere Unicamente a
viigulos o fracturas se le conoce comeo porosidad vugular o de fractura.

Fractura

= 777777 77
== P77 7777

@ Viigulos y Fractura
Vil 27 ]
V- S EIL4

Espacio entre Vagulos y Fracturas
granos de roca en la roca

{a) (b}
Figura 1.3 (a) Pomsidad Primaria. (b) Porosidad Secundaria.

Porosidad Total.

En un yacimiento fracturado la porosidad total (@) es el resultado de la suma de las
porosidades primaria y secundaria.

Oy = D + Dy (1.9)

donde:
@ = Volumen de espacio poroso de ia matriz / volumen total de roca
@ 2= Volumen de espacios de las fracturas / volumen total de roca

De un gran namero de pruekbas de laboratorio sobre varios tipos de roca se encontrd, que la
porosidad de fractura fue considerablemente menor que la porosidad de matriz. Estas dos
porosidades se expresaron como definiciones convencionales considerando un volumen total
del medio poroso, es decir, la matriz mas las fracturas.

Warren y Root™ proponen la siguiente expresidén para obtener la porosidad primaria efectiva
en un sistema con doble porosidad, considerando que ®,, = volumen de poros en la matriz /
volumen total de matriz. La porosidad efectiva de matriz es la referida a la porosidad saturada
por la fase de aceite,

Do = (1 - D2) O (1 - Sudm (1.10)




Con las ecuacicnes 1.9 y 1.10 se puede obtener la porosidad de fractura <z a partir de la
porosidad primaria efectiva que se sustituye en lugar de ;1 en la ecuacidén 1.9, una vez
despejada de la forma siguiente:

D2 =Dy - Drenr (1.11)
Un esquema de doble porosidad se muestra en la figura 1.4. Donde el medio poroso es
unitario con una porosidad de fractura (D2) y una porosidad de matriz (P4) conteniendo a su
vez agua inicial irreductible (D).
La doble porosidad juega un papel muy importante en la evaluacién de la porosidad, dentro
de la roca almacenadora, que es la capacidad de almacenamiento.®

—— Porosidad Total[0}) ——
—i e Q J

~ -
D

Figura 1.4. Esquema de Dobie Porosidad.

Reduccién de Porosidad

En general, la pérdida de porosidad se debe a procesos de litificaciéon (procesos quirmnicos
interrelacionados) que dependen de las reacciones, temperatura, drea superficial, tiempo y
presion. Estos procesos de litificacién cementan areniscas, compactan lutitas y recristalizan

calizas, reduciendo sus porosidades.

1.7 PERMEABILIDAD

En un medio poroso que se encuentra totalmente saturado con un fluido que no interactia
quimica o fisicamente con el material sélido de la roca, se llama permeabilidad absoiuta a la
medida de la capacidad que presenta tal medio de permitir que se desplace el fluido a través
de él. Esta propiedad depende del grado de conexidn existente entre los poros, tamafio e
irregularidad de los canales que existen en la roca, ya que el fluido que circula por la roca se

i i e e o



conduce por una red de canales intercomunicados. La permeabilidad se expresa en unidades
= 0.987 X 10° cm ). Un medio poroso tienen una

de area como el Darcy (1 Darcy =
permeabilidad de un Darcy si un fluido con una viscosidad de un centipose fluye a un gasto

de un centimetro cubico por segundo por una seccion transversal de un centimetro cuadrado
bajo una calda de presion de una atmdsfera en una longitud de un centimetro. Esta definicidon
no esta referida a la geometria de la roca sino a la transmisién de fluido bajo presién. A
continuacién se presentan {os valores tipicos de permeabilidad para algunas rocas, Tabla

1.1.

Tipo de roca Permeabilidad (mD
grava 1000 a 100,000
arena 1 a 1000

limo 0.0001 a 1
arcilla menor de 0.0001 |

Tabla 1.1 Valores de Permeabllidad para algunos tipos de roca.

La permeabilidad de la roca depende de la porosidad efectiva, es decir, de los espacios
vacios intercomunicados.

La permeabilidad promedio de los yacimientos generalmente se encuentra en un rango de S -
1000 mD (1 mD = 0.001 Darcy). La permeabilidad, al igual que la porosidad, varia en sentido
vertical y horizontal, aunque la variacion vertical es frecuentemente menor que la horizontal.

En la roca, el espacio poroso contiene gas, aceite y agua en diferentes cantidades y cada
interface interfiere en el paso de otros fluidos. Cuando un fluido que circula no esta saturando
completamente (100%) el medio poroso, como es el caso general, entonces a la habilidad de
la roca para conducir o permitir el paso de un fluido en presencia de otro u otros, sin importar
si éstos se mueven o no, se le conoce como permeabilidad efectiva a estos fluidos y se

designa como Kog, Kew. ¥ Kao, ©s decir permeabilidad efectiva al gas, al agua o al aceite,
segun sea el caso.

La suma de permeabilidades efectivas al aceite y al agua es menor que la permeabilidad
absoluta. La permeabilidad al gas puede ser mayor a la permeabilidad absoluta, debido al

fendmeno de deslizamiento molecular.®

La relacidn entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad del medio poroso saturado al
100%, por un fluido incompresible que moja los sélidos sin reaccionar con ellos que es la
permeabilidad absoluta (Kabs), S@ conoce como permeabilidad relativa (Keg / Kabs, Keo / Kabs,
Kew/ Kabs © Kig, Kro ¥ Krw, respectivamente).

Las permeabilidades relativas deben determinarse experimentalmente para cada tipo de roca
y para la combinacién de fluidos saturantes.®
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Las fuerzas moleculares sobre la superficie de las particulas sdélidas tiende a retener una
pelicula deigada de fluido. Si ei diametro del poro es igual al espesor de la pelicula de fiuido
éste se adhiere a la superficie sdélida evitando la movilidad del fluido, 8 menos que se tenga
un valor de didmetro de poro mayor al espesor de la pelicula del fluido™.

En términos generales, los elementos tomados para definir la permeabilidad en yacimientos
comunes son validos para yacimientos fracturados. Pero en presencia de un doble sistema

(matriz-fractura), la permeabilidad puede ser definida como permeabilidad de matriz,
permeabilidad de fractura y permeabilidad del sistema matriz-fractura o permeabilidad total.

Permeabilidad Total, Permeabilidad de Matriz y Permeabilidad de Fractura
Permeabilidad Total se tiene en yacimientos fracturados y comunmente es la permeabilidad
del sistema matriz-fractura; puede ser expresada por la suma de la permeabilidad de matriz
(Km) y la permeabilidad de fractura (Krp).

K = Km + Ky (1.12)

De acuerdo con esta ecuacion es evidente que la permeabilidad total podria depender de la
direccién de flujo. Cualquier cambio en la direcciéon de flujo podria cambiar e} valor de Ia
permeabilidad de fractura, tomando en cuenta que ésta depende de la relacidn entre fractura

y direccién de flujo, como se muestra en la figura 1.5.

f Direccién
T /2 de Flujo
[} >

o<
a-
—_—

Figura 1.5 Blogue de Matriz con Fracturas Ingividuales. Fractura 1 (Ccon o = 0) y Fractura 2 (con « = 0).

La ecuacidén de Darcy para la obtencidn de la permeabilidad se expresa como:
Ki=QulL/AA P (1.13)

A través de la ecuacion anterior se obtiene la permeabilidad total del sistema y no solamente
la permeabilidad de matriz o fractura. En consecuencia la orientacién de fracturas respecto a



la direccién de flujo es esencial para la evaluacion de la permeabilidad total. Si se determina
la permeabilidad para flujo vertical u horizontal, el resultado de las permeabilidades podria
ser completamente diferente, dada la preferencia del flujo en direccién horizontal en las
fracturas existentes. Generalmente, es dificil obtener valores representativos de las
permeabilidades mencionadas (K:, Ky Km) en un yacimiento fracturado. Sélo bajo ciertas
condiciones ideales, tales como: la orientacién de las fracturas coincidente con la direccion
de flujo, en algunos rwiclecs los valores de permeabilidad para flujos horizontal y vertical,
considerando fracturas verticales, podrian dar lo siguiente:

Para flujo vertical:
K = Ky + Ky (1.14)
Para flujo horizontal:
Kin = Km (1.15)

Hablando de Ias condiciones que afectan la permeabtilidad no difieren considerablemente de
las que afectan la porosidad. Algunas de esas condiciones geolégicas tienen repercusion en
ia permeabilidad y en el potencial productivo del yacimiento, tales como:

1. Temperatura. Cuando se incrementa ésta, decrece la viscosidad del liquido y en
consecuencia aumenta la facilidad de flujo a través del medio poraso.

2. Tamario de grano y empacamiento. Cuando aumenta el tamaro de grano de la roca, la
permeabilidad aumenta. La compactacion y la cementacion reducen la permeabilidad que se
origina de la porosidad primaria, que a su vez se puede incrementar con la creacion de
canales de flujo.®

1.8 RELACIONES ENTRE POROSIDAD Y PERMEABILIDAD

Si se grafican los valores de permeabilidad y porosidad medidos sobre muestras de una
misma roca, se puede tener una dispersion de puntos mostrando la ausencia de alguna
relacién directa y constante entre ambas caracteristicas, lo cual es evidente en la figura 1.6.
Por ejemplo, para una permeabilidad de un miliDarcy la porosidad varia de seis a 15%. Lo
unico que se observa es la tendencia a aumentar de la permeabilidad al aumentar la
porosidad.®
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Figura 1.8 Grafica de Compor de Perr contra Por

Observando la figura anterior, de acuerdo con los valores caracteristicos de porosidad y
permeabilidad, en un yacimiento fracturado es posible detectar la porosidad y permeabilidad
de matriz entre las dos |ineas rectas. Los puntos localizados por encima de las dos rectas
pueden considerarse como valores de permeabilidad de fractura, ya que para porosidades
totales pequefias corrasponden valores altos de permeabilidad total, que es lo mas comun en
yacimientos fracturados, ésto podria indicar la presencia de fracturas. Los puntos localizados
por encima de las dos rectas comresponderian a muestras de roca con sistema doble
porosidad y doble permeabilidad.

Comunmente la porosidad de los yacimientos es de 5 a 30%; los yacimientos carbonatados
generaimente presentan porosidades bajas Y permeabilidades altas, por la presencia de
fracturas, fisuras, juntas, cavernas y vigulos.@



II. EVALUACION CON MUESTRAS DE ROCA

Para llevar a cabo en laboratorio la evaluaciéon del sistema doble porosidad-doble
permeabilidad se requiere de muestras de roca, con las cuales se podran evaluar, en forma
cualitativa y cuantitativa, dos propiedades del sistema como lo son: la porosidad secundaria
{compuesta de vagulos, cavernas y fracturas) y la correspondiente permeabilidad secundaria,
comUnmente denominada permeabilidad de fractura.

1.1 EVALUACION CUALITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD DOBLE
PERMEABILIDAD

La observaciébn de nucleos proporciona informacién sobre fracturas, como: espesor,
orientaciéon y retleno en caso de tenerio, aunque éste no es medible. El tipo de fractura y sus
caracteristicas se establece a través de un examen visual del ndcleo, como se observa en la
figura 2.1.

Sim

F :aéEu r !
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[N Fralluras

Figura 2.1. Fotografia de un sistema fracturado.(2)

Aqui las fracturas son paralelas y estan saturadas de aceite, resultado de la migracion, por 1o
cual estan abiertas. Aunque también pueden estar rellenas de algun material. La evaluacién
de las caracteristicas de una fractura, como la apertura, rellenco y naturaleza del material, es
esencial para la descripcion de una red de fracturas. Todo lo anterior requiere de una
descripcidon mas detallada det nicleo en estudio.

Para la descripcion se utilizan los siguientes parametros:
a) Distancia entre las paredes de la fracturas.




b) Orientacidn y direccion del plano de fractura.
<€) Ancho, longitud y grado de cementacion (en caso de fracturas rellenas).

En la practica, la anchura (distancia entre las paredes de la fractura )} es poco medible, por lo
que la porosidad de fractura es dificil de medir en nicleos. Para llevar a cabo una estimacion
de la orientacion y direccién de los planos de fractura se requiere conocer ia orientacién de
los nucleos,

En ia figura 2.2 se muestra un ndcleoc axtraldo de un yacimiento fracturado con algunas de
las caracteristicas antes mencionadas.t""

_. Fractura medible
B AAparente direccién del plano de fractura
2| BB’ Rumbo aparente del plano de fractura
C. Angulo de inclinacién del plano de fractura
| _ Fractura no medible
Disposicién Plano deFractura en ampliacién
del plano — Fractura rellena de Calcita
Porosidad secundaria en plano

— de fractura
Matriz de la roca

Figura 2.2. Presentacién de los parametros usados en la descripcion de un nacleo fracturado.

11.2 EVALUACION CUANTITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD-DOBLE
PERMEABILIDAD

11.2.1 Evaluacién de la Porosidad

A la fecha se han desarrollado numerosos métodos para la determinacion de la porosidad
intergranular o primaria. Como los poros de una roca con porosidad intergranular son muy
peqguenos, la determinacién de tal porosidad se lleva a cabo sobre una muestra que involucra
a miles de poros.

Congruente con lo esbozado antes, la obtencion de la porosidad en el laboratorio requiere de
la medicidn de dos de tres paradmetros, que son bésicos para esto: volumen total, volumen de
poros y volumen de sdélidos, con los cuales se calcula la porosidad total (Vpne + Vpe /Vr ) v 12



efectiva (Vpe / Vr). Vpe ¥ Vpne, significan volimenes de poros comunicados y no comunicados,
respectivamente y V; significa volumen de roca o total.

A continuacién se explica cémo son determinados los tres parametros bésicos para el calculo
de la porosidad.

Volumen de roca (V). En el procedimientc usual para su determinacion se cuantifica el
volumen de fluido desplazado por la muestra, en forma gravimétrica o volumeétrica. En ambas
formas es necesario evitar que el fluido se introduzca en el espacio poroso de la roca, lo cual

se puede lograr por:

1) Recubrimiento de la roca con parafina u otra sustancia similar.
2) Saturacidn de la roca con el fluido, dentro del cual es sumergida.

La determinacion gravimétrica del volumen total se lleva a cabo por la observacién de la
pérdida de peso de la muestra sumergida en el fluido. Con el método volumétrico, el volumen
total es medido en picndmetros de volumetros especiales. Con un picndmetro eléctrico la
muestra es colocada en una camara, la cual ocasiona un cambio en el nivel del fluido en un
tubo de medicidén. El cambio de nivel es registrado por un micrometro de tornilio y puede
leerse en un micrémetro de escala. El aparato puede funcionar con muestras secas o
saturadas. En el volimetro de Russell,""® la muestra saturada se mete en la botella después
de estabilizar la lectura en cero con el fluido de medicién. El incremento de volumen
registrado es el volumen total. El aparato puede funcionar con muestras saturadas o

recubiertas.

Volumen de soélidos (V). Este volumen puede obtenerse con el peso de la muestra seca y la
densidad de los granos que la componen, la cual es sustituida por la densidad detl cuarzo
{2.5 g/cm:’) para efecto de exactitud. Existen dos métodos para obtener el volumen de sdlidos
que son el método gravimétrico de Melcher-Nutting®” y el método volumétrico de Russell,'?
en los cuales el volumen total de una muestra o muestras adyacentes es llevado a tamano de
grano, obteniéndose asi el volumen de sdlidos. La porosidad determinada con el volumen de

sélidos y volumen de roca es la porosidad total.

Otro método de medicion del volumen de sdlidos se basa en la Ley de Boyle (PyWV; = P;V, =
cte.) con masa y temperatura constantes. Un volumen de gas (normalmente nitrégeno) es
comprimido hasta una presidon de referencia por medio de desplazamiento de mercurio. El
procedimiento se repite con la muestra en la celda obteniéndose los datos de presién y
volumen de gas, necesarios para calcular el volumen de solidos.

Volumen de poros (V). Todos io métodos de medicion de volumen de poros determinan
porosidades efectivas. Los métodos se basan en la extraccion del fluido de la roca o la
introduccién de un fluido en el espacio poroso de la roca, que puede ser aire. Con el
porosimetro de Washburn-Bunting™® se mide el volumen de aire extraido del medio poroso
{que es el volusr;'zen de poros) haciendo un vacio parcial con la manipulacion de un recipiente

con mercurio.



El volumen de poros también se puede obtener por medio de la saturacion de la muestra con
un fluido de densidad conocida. La muestra se pesa seca y limpia (W,), se satura con liquido
inerte y se pesa ya saturada al 100% (W5b) y con la expresidn siguiente se calcula el volumen
de poros:

Vp = (Wz2-W;) / py 1)

donde:
pv = Densidad de liquido (g / cm?)
W2 y W, en gramos

Ahora con los datos anteriores se puede calcular la porosidad con
siguientes:

las expresiones

D=V, /V, (2.2)

D=V, / (Vs+ Vp) (2.3)

donde:

V, = Volumen de poros (cm?),

V. = Volumen de sélidos (cm”)

V, = Volumen de roca (cm?)
En el caso de rocas con porosidad secundaria, como son los carbonatos, las mediciones
sobre muestras pequefias proporcionan valores de porosidad en los cuales no se incluyen
vigulos y cavernas. Otras técnicas presentan errores inherentes al aplicarse en rocas con
vugulos. Por lo anterior, es necesario el uso de muestras de didametro grande, lo cual es mas

usual en rocas carbonatadas.m

La medicién de porosidad de fractura en muestras de nicleo llega a ser posible con dos
métodos analiticos: Imagenes por tomografia Computarizada e Impregnacién de Resina
Epoxica Fluorescente a presion de sobrecarga, los cuales seran descritos a continuacion:

Método de Imagenes por Tomografia Computarizada (CT)

Esta se pueds realizar con cualquier equipo de tomografia industrial o médico y consta de
una fuente de rotatoria de rayos x y un detector que envuelve al nicleo que se coloca sobre
una mesa, la cual permite recorrer el nlGcleo a la distancia deseada, garantizando una
revision completa del nucleo. La tomografia computarizada puede llevarse a cabo a presion
de sobrecarga o a presién ambiente. La muestra que se va a analizar a presidon de
sobrecarga se coloca en un recipiente especialmente disefiado y se lleva a fa presién de
sobrecarga deseada. En la muestra por analizar se circula un gas opaco a los rayos x para
que resalten las fracturas en la imagen que se reproduce.
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La cuantificacién de la porosidad se lleva a cabo utilizando técnicas de procesamiento digital
de imagenes. Debido a que el equipo CT opera basandose en el contraste de los materiales,
facilmente pueden determinarse las fracturas y por lo tanto estimarse la porosidad de las

fracturas.

Con el equipo CT se visualiza la distribuciéon de aita o baja porosidad de fisuras o fracturas,
es pasible observar 1a extension e interconexion de sistemas de fracturas abiertas agilizando
al analisis e interpretacién de datos generados por la imagen. Otra ventaja de esta técnica es
que no es destructiva y es basica para poder analizar el nucleo sin remover el material que io
cubre, por lo que se evita la disturbacién de las partes que [0 componen, aun en sus zonas

mads fragiles.

A continuacién se presentan las imagenes de dos muestras analizadas con esta técnica,
figura 2.3, donde para ia primera se obtiene una porosidad de fractura de 2.57%, considerada
grande, y para la segunda la porosidad es de 1.53%. Las fracturas mostradas son naturales,

(6] o

CT. (A) Muestra con @ = 2.57% y (B) Muestra con @ = 1.53%.

Figura 2.3 imag ger por {a

La imagen CT proporciona mucha ayuda en el andlisis de nucleos fracturados, para
caracterizar fracturas en cuanto a su ancho, amplitud, tortuosidad, interconexién e invasién

de lodo de perforacicn. - ¢
Método de Impregnacidon de Resina Epodxica Fluorescente

La impregnacion se hace en la direccion de maxima permeabilidad, asegurando de este
modo una buena impregnacién. La impregnacion es aplicable a muestras de diametro
grande. La resina fluye a través de la muestra en un tiempo de 24 a 48 horas, mostrando
durante el proceso una baja viscosidad; después, 1a musestra se calienta y la resina epdxica
endurece, procediéndose a seccionar la muestra para ser vista bajo luz ultravioleta y poder
entonces obtener el valor de porosidad de fractura. Una imagen digital de la superficie



seccionada es procesada y el area carrespondiente a fracturas se calcula. Las ventajas de
esta técnica son:

1) Permite sdélo el cdlculo de porosidad de fractura, sin tomar en cuenta la matriz de la
muestra.

2) Puede llevarse a cabo a presion de sobrecarga, proporcicnando mayor exactitud en ia
medicién de porosidad de fractura efectiva.

3) La porosidad de fractura es observada sobre fluorescencia ligera, produciendo mas
detalle en la evaluacion de intercomunicacidn y distribucion de fracturas.

A continuacidn se presentan, en la figura 2.4, las imagenes de dos muestras analizadas con
esta técnica, con una red de resina epodxica y seccionamiento horizontal de las dos muestras.

Una cartografia es hecha para cada muestra y se obtienen los siguientes valores de
porosidad de fractura: 1.81% y 9.64%. Todas las fracturas aparecen como sombras grises y
fa matriz como gris obscuro. Es importante mencionar que las imagenes son hechas sin
resina epoxica dentro de la matriz de la muestra.

"

Figura 2.4 Imagenes generadas por la Técnica de Impi 1 de R Fluor (A) M
con @ = 1.81% y (B) Muestra con @y = 9.84%.

Ambas técnicas son buenas para el calculo de porosidad de fractura, ya que visualmente se
puede observar |la extensién e interconexion de sistemas de fracturas abiertas. Se usan
varios paquetes de computo para el analisis detallado e interpretacion de resultados en forma
adecuada.t®
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Método de Locke-Bliss®
Este método proporciona el valor de porosidad de fractura en nucleos de diametro grande. Se
lleva a cabo inyeccién de agua dentro del nucleo, durante la cual se registra la variacion de
presién como una funcion del volumen de agua inyectado. Todos los canales grandes (Vy)
son saturados con agua a baja presién y al observarse un incremento de presidn, indica que
la porosidad de la matriz empieza a saturarse. Si se supone que la porosidad total es
saturada a un volumen inyectado (V) cuando se alcanza una presién de 1000 lb/pg

entonces la porosidad de fractura se puede expresar como:

=V, 7V,

Calculo de Porosidad de Fractura a partir de Permeabilidad Total obtenida de una Prueba de

(2.4)

Fiujo

E! método consiste en calcular la porosidad de fractura a partir de la permeabilidad total
obtenida de una prueba de flujo en una zona determinada, para lo cual también se extrae un
nlcleo que es observado en el laboratorio para cuantificar el espaciamiento promedio entre
fracturas. Con esta inforrmacidon es posible el calculo de la porosidad de fractura con la

siguiente expresion:
@y =4.93 (K7 s> (100) (2.5)

donde:
= Porosidad de fractura
K = Permeabilidad total (mD)
s = Espaciamiento promedio entre fracturas (cm)

Método de Medicién de Porosidad Efectiva de Matriz y Fractura en el Laboratorio

En el laboratorio, es posible determinar la porosidad efectiva predominante de matriz y
fractura en mueastras a partir de su comportamiento, como una funcién de la presién de
confinamiento efectiva, con la aplicacion de incrementos de presién de confinamiento efectiva
a la muestra se mide el volumen de poros (Vp) y el volumen de la roca (V,) para cada
incremento este Uultimo volumen también se puede calcular con las dimensiones de la
muestra Para obtener el volumen de poros comunlcados (Vpe) se inyecta helio al porosimetro
hasta alcanzar una presiéon (P1) cercana a 100 Ib/pg después se expande el gas dentro de
la muestra y se lee la presion (Pz) en los cilindros conectados a la celda de la muestra.
Ahora, con las dos presiones anteriores, el volumen de roca y la Ley de Boyle se calcula el
Vpe, con el cual se obtiene la porosidad efectiva que es el cociente del volumen de poros
comunicados entre e! volumen de roca.

Una forma de definir el comportamiento de la porosidad efectiva se obtiene midiendo la
porosidad total primaria y secundaria a diferentes incrementos de presién de confinamiento
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efectiva; la variacidén de la porosidad efectiva define el comportamiento de diferentes grados
de fracturamiento y de la matriz. Este comportamiento se observa en la figura 2.5, donde se
grafica la porosidad efectiva contra el incremento de la presion de confinamiento efectiva. La
representacion general seran dos lineas rectas de diferente pendiente; la recta de mayor
pendiente corresponde al comportamiento de la porosidad secundaria y la de menor
pendiente corresponde a la porosidad de matriz de la roca. Si se extrapolan las dos lineas
hasta donde el incremento de presién es nulo se obtendran los valores de las porosidades de
matriz y secundaria maximas.*®
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Incremento de Presién de Confinamiento Efectiva (Ib/pg’)

Figura 2.5 Porosidad Efectiva contra Incremento de Presiéon de Confinamiento Efectiva.
11.2.2 Evaluacién de |la Permeabilidad Absoluta

Dentro de la evaluacién cuantitativa de nicleos también es posible obtener la permeabilidad
absoluta. Dos métodos son usados en la medicién de la permeabilidad absoluta: indirecto y
directo. Se utilizan muestras cilindricas con diametros de 0.75 a 1.5 de pulgada y longitudes
de 2 pulgadas, aproximadamente y se obtiene la permeabilidad de matriz.

La permeabilidad absoluta (o a! liquido) se puede obtener en forma indirecta con gas y
directa con liquido, bajo flujo horizontal e isotérmico conforme a la ecuacion de Darcy:

K= QmulL /A AP (2.6)

donde:
K = Permeabilidad (Darcy)
Qmn = Gasto a las condiciones medias de nacleo (crn’ / seq)
A = Area de la seccién transversal (cm?)
L = Longitud de la musestra (cm)
AP = Caida de presiéon (Atm)
1 = Viscosidad de) fluido (cp)
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Método Indirecto con Permeametro de Gas

En un permeametro de gas se coloca una muestra limpia y se hace pasar un gas de
viscosidad conocida a través de la muestra, registrandose la presién de entrada y la de salida
del gas, la temperatura de flujo y el gasto de gas. En un manometro de mercurio se lee la
presion de entrada y una vez lefdo el gasto de flujo se lee la presién de salida en un
manémetro de agua. Con los datos anteriores, la viscosidad del gas y las dimensiones de la
muestra, se calcula la permeabilidad al gas. Se mide esta permeabilidad a varias presiones

de fiujo.

La permeabilidad absoluta se obtiene con el método de Klinkenberg, graficando Kg contra el

inverso de Ia presion media 1 / Py, siendo P, = Pe + Ps / 2. Con base en los datos
leyéndose en la

graficados se ajusta una linea recta y se extrapola hasta el eje vertical ,
interseccion con 1/ Py = 0, el valor de permeabilidad al liquido o absoluta.

Las ecuaciones siguientes para flujo horizontal de gas a temperatura constante son utilizadas
para obtener la permeabilidad al gas.

a) Si el permeametro tiene gasoémetro:

Ky = 2Q,Puul /A (Pe? - Ps?) 2.7)

donde:
K, = Permeabilidad al gas
Qs = Gasto en el gasémetro
Py = Presion media en el gasémetro
Pe = Presion a la entrada de la muestra
Ps = Presidn a la salida de la muestra

b) Si el permedametro tiene orificio calibrado:

Ky = C (L / A) [(Peo? - Pso?) / (Pe? - Ps?)] (2.8)
donde:
C = Constante de orificio

Peo = Presitn a la entrada del crificio
Pso = Presion a la salida del orificio
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Método Directo con Permeametro de liquido

En un permeametro de liquide se coloca, en forma horizontal, una muestra saturada 100%
con liquido que moje a la roca pero que no reaccione con ella. Se circula el liquido a través
de la muestra y se mide el gasto de liquido, la caida de presién y la temperatura, con la que
se define la viscosidad del liquido. Con los datos anteriores y las dimensiones de la muestra
se calcula la permeabilidad absoluta usando la Ley de Darcy para flujo lineal, ecuacién 2.6.7

Permeabilidad de Fracturas

En yacimientos carbonatados las formaciones frecuentemente contienen canales, producto
de la disolucion y fracturas naturales. Para lograr la medicién de ia permeabilidad a partir de
muestras de yacimientos naturalmente fracturados se aplican los siguientes métodos:

Método de Permeabilidad Bidireccional

En el caso de yacimientos fracturados se utilizan muestras grandes, previamente limpiadas,
al igual que para los métodos usados en yacimientos homogéneos. Los nucleos son
extraidos a lo largo del plano de fractura, previendo que no se quiebre el ndcleo para que no
se incremente el numero de fracturas ya existentes. Con lo anterior se mejora la obtencidn de
valores de permeabilidad en calizas. Se mide la permeabilidad en dos direcciones, una en la
direccién del fracturamiento (Kmax.) ¥y otra en direccidon perpendicular al fracturamiento (Kmin.).
A continuacion se presentan valores de permeabilidad maxima, permeabilidad minima y
permeabilidad de matriz, medidas en cuatro nucleos de caliza, Tabla 2.1.

Nacleos Permeabilidad (mD)
Maxima Minima Matriz
1 10 0.6 0.3
2 408 1.2 0.2
3 23 10 0.3
4 94 38 3.7

Tabla 2.1 valores de Permeabilidad maxima, minima y de matriz.

En la tabla anterior se observa una diferencia grande entre la permeabilidad maxima y de
matriz, lo cual nos indica una alta capacidad de flujo debida a fracturas en los cuatro nucleos
analizados. La permeabilidad de matriz puede considerarse muy pequefa para los nucleos 2
y 4, por lo que se puede concluir que estos dos nlcleos son los mas fracturados,

presentando una alta capacidad de flujo.C'®
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Calculo de Permeabilidad de Fractura en el Laboratorio®

En el laboratorio es posible medir la permeabilidad de una muestra fracturada y no fracturada
a presién de confinamiento y la diferencia entre estos dos valores, a cualquier nivel de
presion, es la permeabilidad de fractura de la muestra, Partiendo de ésto la permeabilidad de
fractura se puede estimar con el espaciamiento promedio de fractura (D) y el ancho efectivo
promedic de fractura (e), obtenidos a cualquier presion y profundidad simulados; estas dos
variables pueden aplicarse como datos en la siguiente expresién:

Ke=e®>/12D (2.9)

donde:
K¢ = Permeabilidad de fractura (cm?
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III. EVALUACION CON REGISTROS GEOFISICOS DE POZOS

1.1 EVALUACION CUALITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD-DOBLE
PERMEABILIDAD

El tipo de sistema, tema de este trabajo, puede evaiuarse cualitativamente a partir de
registros geofisicos de pozos, como se muestra a continuacioén:

Registro de Calibracién del Agujero.

Este registro mide el grado de uniformidad del agujerc en cuanto al tamaro de su didmetro.
Su presentacion consta de cuatro curvas generadas por cuatro patines colocados sobre las
paredes del agujero, en parejas, en forma opuesta entre si. La lectura del tamarioc del agujero
estad dada por dos de las cuatro curvas de calibracién. La presencia de fracturas alrededor
del agujero es determinada por la separacion de los pares de curvas de calibracion que estén
localizadas en la parte derecha del registro, como lo muestra la figura 3.1. La separacién se
debe presentar en ambas parejas de curvas y debe coincidir en un mismo intervalo, ya que
de darse la separacidn de una sola pareja de curvas no se puede afirmar la existencia de

fracturas.

Las zonas fracturadas se determinan por el aumento y la reduccién del diametro, reflejandose
en el comportamiento de las curvas.®

Registro de Temperatura

El registro de temperatura mide la temperatura dentro del pozo y su representacién es una
grafica de temperatura contra profundidad. La presencia de fracturas puede causar una
modificacion en el comportamiento del gradiente de temperatura (obtenido de este tipo de
registro) durante la circulacion de lodo y después de ésta. Para una buena deteccidén de
fracturas se requieren termometros de alta sensibilidad. Los cambios en el gradiente se
deben a la migracion del lodo de control en el pozo hacia las fracturas con lo que se da la
desviacién del gradiente por la combinacién del lodo con el fluido contenido dentro de las
fracturas. La figura 3.2 muestra un ejemplo del comportamiento del registro, después de la
circulacién de un fluido frio, durante la circulacién del fluido, dentro de zonas fracturadas se
presenta un decremento en el gradiente de temperatura (que es la forma clésica de identificar
fracturas) y después de la circulacidn se presenta un incremento en el gradiente hasta
estabilizarse nuevamente, el espesor de formacién que presenta el decremento esta indicado
por la misma escala de profundidad del registro y éste sera el espesor de la zona fracturada,
ademas de indicar la profundidad a la cua! se encuentra el fracturamiento.
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Registro de intensidad Variable (Microsismograma).
Este registro muestra el comportamiento de la profundidad contra el tiempo de transito de un
pulso acustico que recorre la formacidn a analizar. La presentacion de este registro muestra
{os cambiocs de amplitud de las bandas (curvas) generadas durante su recorrido dentro del
agujera del pozo, como una sucesion variable de sombras grises sobre una pelicula.

La figura 3.3 rmueastra un registro de intensidad variable (microsismograma) corrido en un
pozo que atraviesa una formacion de caliza, en la parte izquierda las bandas de éste
mueastran las elongaciones drasticas o cambio de ampiitud debido a la presencia de fracturas,
porque el pulso acustico smitido paor la herramienta se comporta de forma diferente dentro de
la fractura a como se compoerta dentro de rocas compactada sin fracturamiento; tarda mas en
llegar a la formacién a través de una fractura por la discontinuidad que ésta ocasiona entre
las estratos de la formacion analizada. Lo anterior se puede confirmar en la parte derecha de
la figura, donde la variacién de amplitud se puede interpretar como wuna fractura vertical de
dos pies de jongitud, indicada en la curva por una amplia elongacién que se reduce
fuertemente y vuelve a incrementarse fuerternente tan rapido como se redujo, asfi como la

profundidad a la que se encuentra, dada ia presentacion del registro.

Micrasismograma Fractura Encontrada
200 Tiempo (s} 1200 /

Fractura |
son

Etlongaciones [

lapi de uns fractura vestical.

Figura 3.3
Este registro ha ganado popularidad en la deteccion de fracturas en forma cualitativa. Segun

Beck la interpretacién de este registro puede ser afectada por of tamano de! agujero, cambios
lo accidentado del agujero y las fracturas, y o mal cenirada que esté la

de litologia,
herramienta.'

Registro Visual.
Para sste tipo de registro se tiene un sistema cerrado de televisién y fotografia, el cual

despliega en una pantalia toda la informacién para llevar a cabo una evaluacidn cualitativa y
30
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cuantitativa. Se pueden contar las fracturas, obtener su angulo de orientacién, extensidon
vertical, ancho, etc. La veritaja de este registro es que se logra la filmacién del agujero, dada
la facilidad para que la cAmara sea enfocada, orientada y movida desde 1a superficie, donde
se recibe la informacion real en pantalla para su analisis. La figura 3.4 muestra un
fracturamiento en rocas carbonatadas. En [a figura 3.4A se identifica el fracturamiento por |la
zona obscura que interrumpe la continuidad de ia zona blanca que representa a las calizas.
Esta area obscura desarrolla ramificaciones en la parte inferior que se extienden
horizontaimente indicando la terminacién del fracturamiento y la reanudacién de la
continuidad de las calizas. Ahora, la figura 3.4B muestra zonas obscuras, menos ramificadas
que las antericres, indicando que la zona fracturada termina en forma abrupta debido a un
cambio de facies en el plano horizontal en el cual termina.

)

®)

Figura 3.4 Fotografia de Formacién Carbonatada, (A) Fracturamiento en un banco de calizas.
(B) Fractura vertical interrumpida por un cambio de facies.

Con la pelicula se tiene la ventaja de poder realizar andlisis cuantas veces se requiera, en
forma detallada y con dstenimiento, evitando errores tanto de observacién como de
cuantificacion de las caracteristicas de las fracturas observadas. Ademas de que se tiene la
facilidad de retratar la formacion de interés, en el momento de ser monitoreada por el equipo,
evitandose repetidas revisiones del conjunto de imagenes obtenidas por el registro.

La desventaja de este registro es que es aplicable a pozos someros (500 m) y que se debe
acondicionar el lodo para tomar el registro."'"

Registro Circunferencial Acustico (CAST).

Esta herramienta proporciona una imagen completa del pozo, ofreciendo un perfil de 360°
que se puede presentar en forma bidimensional y tridimensional. Este registro puede usarse
para descripcion de fracturamiento natural, orientacién de nicleos extraidos del fondo del

pozo, etc. La corrida digital del CAST proporciona datos que pueden procesarse generando
diversas presentaciones, comoe las de la figura 3.5.
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Figura 3.5 imagenes (A) Bidimensional y (B) Tridimensional, a partir de! Registro de Circunferencia Acdstico.
La figura 3.5A muestra una irnagen bidimensional de la formacion, donde se observa la
presencia de diversas fracturas que en su mayoria son verticales y algunas con notorios

dngulos de inclinacidn con respecto a un plano horizontal, en el intervalo X762 - X772. La
figura 3.5B muestra una representacion tridimensional, la cual permite reconstruir la imagen
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exterior del agujero, confirmandose que se tienen fracturas verticales con un cierto angulo de
inclinacién, que se comunican o interrumpen por aigunas fisuras desarrolladas en forma
horizontal. Las corridas obtenidas proporcionan una vista exterior e interior del agujero y
tienen la ventaja de poderse guardar mediante un paquete de cdmputo para su consulta en
anslisis posteriores y combinarse con otras herramientas aplicables en la evaluacian
cualitativa de sistemas fracturados.®®

Registro de Echados (HDT).

Este registro se utiliza para detectar fracturas verticales en forma general, por medio de
cuatro curvas de ailta resolucidn considerando la inclinacion del agujero, para la
determinacion de la direccidn de la fractura. El azimut esta dado por una primera curva y las
otras cuatro siguientes corresponden a cuatro patines colocados ortogonalmente entre si (a
90° uno del otro) dentro del agujero. Se enumeran secuencialmente en sentido de las
manecillas del reloj, del uno al cuatro, y se corren sobre los lados Norte, Este, Sur y Oeste
del agujero, respectivamente. Un ejemplo de este registro se muestra en la figura 3.6.
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Figura 3.6 EJemplo del Registro HDT, utilizado para detectar y determinar |a or de una

Como se observa en la figura es posible detectar las fracturas verticales mediante el traslape
de las parejas de curvas opuestas 1y 3 con las 2 y 4, respectivamente (zonas sombreadas).
Para este caso en particular, las fracturas se indican por las curvas 2 y 4, que se enciman
con las curvas adyacentes 1 y 3, respectivamente, debido al fracturamiento (este traslape
depende del grado de invasidon de fluido conductiva dentro de la fractura). Se muestra la
orientacién de la fractura en un esquema vxsual para este caso, la fractura esta orientada,
segun las curvas 2 y 4, en direccién NE-SW.®
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Otra forma de evaluar el registro de echados es mediante el programa de cémputo llamado
DCA (deteccién de anomalias de conductividad) que indica y cuantifica la ubicaciéon y
orientacién de fracturas en las paredes de los pozos. La presentacidn del DCA as mostrada
en la figura 3.7.%"

L a respuesta del programa prasenta la localizacion de fracturas en cuanto a su profundidad y
azimut; los azimuts de los cuatro patines son mostrados en la pista derecha. Las anomalias
detectadas en cuanto a conductividad son presentadas por el programa DCA como
elongaciones en la curva de azimut. Para este caso en particular, las cuatro curvas muestran
elongaciones fuertes en la mayor parte de la seccidén mostrada del registro, ya que como se
puede observar en la parte superior se presenta un comportamiento mas o menos uniforme
que después se vuelve totalmente diferente o anormal, lo cual indica la presencia de
fracturamiento.
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Figura 3.7 Presentacion comun del DCA.
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Algunos indicadores de fracturas durante el uso de este registro son:

- Anomalias de conductividad detectadas por el DCA.

- La elongacién y rugosidad del agujero.
- Los cambios de velocidad de rotacidn de la herramienta.

La intensidad y orientacién del fracturamiento se relaciona con varios parametros como: la
litologia, el espesor de capas, la distancia entre fallas, la cantidad de desplazamiento a lo
largo de ellas, los esfuerzos que causaron las fracturas y la estructura en la cual se
encuentran, la temperatura, la velocidad de deformacion, etc. (Price,”® 1966, Stearns y

Fiedman,®™).
Otra representacién gréfica de la informacion manejada por el DCA son las rosetas de

orientacién de anomalias de conductividad, donde se muestra su distribucidn como se ve en

la figura 3.8.

s
Figura 3.8 Representaciéon en forma de Rosata del DCA.

L.a roseta muestra la orientacion de las anomalias de conductividad leidas por el registro, con
osto es posible determinar la direccidén del fracturamiento, tornando como centro de la roseta
el pozo analizado, lo cual proparciona una ubicacidn méas confiable del sistema fracturado.
En la figura anterior se muestra la orientacién que toman las sefales de conductividad; para
osts caso se tienen sefales o anomalias orientadas principalmente hacia el sur, noreste,
sureste, y, en menor grado, hacia el norte y ceste de acuerdo con la zona sombreada de la
roseta generada por efecto de anomalias causadas por la variacion de la conductividad.
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Registro combinado Doble Laterolog-Ryq.

El comportamiento de las curvas LLS, LLD y R, es un buen indicador de la presencia de
fracturas (siempre y cuando estén saturadas de hidrocarburos), como se observa en la figura
3.9.

La diferencia o separacidon entre las curvas LLD (laterolog profundo) y LLS (laterolog
somero), indican la presencia de fracturas, lo cual es confirmado con 1a respuesta del Ry, que
presenta un_alejamiento de las curvas antes mencionadas, en el mismo intervalo que éstas
se separan.®

GR 0.200 Hxo (DMMM)
(GAPY) 0.200 LLS (DMMM]

0.200 LLD (DMMM)
0, 300, 19 0 100
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Figuma 3.8 Fractura delectada a través del registro DLL-R,,.
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Registro Doble Induccion-Laterolog 8.

Al combinar la respuesta de los registros Laterolog 8 y Doble Induccion (curva de
investigacion media ILm), es posible determinar la presencia de fracturas, para lo cual, el
Laterolog 8 es preparado para operar en lodo de resistividad baja, por lo que pueden detectar
fracturas saturadas con filtrado de lodo de baja resistividad. Dado que la curva del registro
de Induccion se comporta de forma diferente no detecta la presencia de fracturas.

En la presentacién del registro figura 3.10, se observa una separacién entre las curvas
Laterolog 8 e ILm del registro Doble induccidn, lo cual indica zonas con fracturamiento. Esta
separacion se debe a la diferencia de comportamiento de las curvas, ya que el Laterolog 8
puede detectar bajas resisitividades y el ILm no. Los resultados se pueden confirmar con el
comportamiento de la curva de potencial espontdaneo, SP, en el carril izquierdo, porque se
presenta una elongacion a la misma profundidad en que se presenta la separacién de las
curvas antes mencionadas, lo cual confirma el fracturamiento.
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S04 2 Aesistividad 2000
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Figura 3.10 Respuesta del registro Doble induccién- Laterolog 8, en presencia de fracturas.

En forma general, la interpretacidén de este registro depende de las caracteristicas de la
fractura (dimensién, extension lateral, etc.), resistividad del lodo de perforacion, litologia, etc.
Por lo tanto se recomienda agudizar la habilidad del especialista para llevar a cabo su
interpretacion.®
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1IL.2 EVALUACION CUANTITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD-DOBLE
PERMEABILIDAD

La determinacion de valores de porosidad es posible a través de la interpretacidon de registros
geofisicos de pozos, se pueden correr diferentes tipos de registros y obtener de éstos la

inforrmacion necesaria para la evaluacidn general de la porosidad. Los registros utilizados
comunmente para este fin son:

Registro de Densidad Compensado (CDL).®?

La porosidad (®) se obtiene a partir de ta densidad de 1a matriz (pma). |a densidad del fluido
da formaciédn (pr) y 1a densidad total {pp), qQue es la adicion de la densidad de la matriz y la

densidad dei fluido de formacién, por lo tanto la porosidad puede expresarse de la siguiente
forma:

@ = pma - Pb / Pma = Pr (3.1)

Para el uso de esta ecuacion se tienen los valores tipicos de densidad de matriz para varios
tipos de roca:

Tipo de roca pm,(g/cma)
Arenas 2.65
Areniscas 2.65
Caliza-arenosa 2.68
Caliza 2.71
Dolomias 2.87

Los valores de densidad del fluido de formacién estan determinados de acuerdo con el tipo
de fiitrado de lodo:

Tipo de lodo pt(g/em?)
Dulce 1.0
Salado 1.0+ 0.73N

donde:
N = concentracién de NaCl en ppmx10°®

La porosidad también se puede obtener graficamente de la figura 3.11. Se ingresa en el eje
horizontal con el valor de la densidad p, hasta intersectar verticaimente el valor de la
densidad de la matriz pma de la litologia correspondiente. En este punto se traza una linea
horizontal hasta intersectar el eje vertical correspondiente a ps = 1.0, a partir del cual se lee la
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porosidad correspondiente siguiendo el comportamiento de las lfneas inclinadas que se
intersectan con los ejes verticales, que representan los valores de densidad de! fluido py.

E’Gt 10
40"
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j~)
2o 17
10|+
0 / ,

78 26 2.4 2.2 2.0
@, (gfcc)

Figura 3.11 Grafica para determinar la porosidad de matriz a partir de ia densidad total pr.

Registro Neutrén Compensado (CNL).®*

Con base en este registro se pueden obtener porosidades equivalentes a partir de la lectura
de porosidades de dolomia, caliza y arenisca para un determinado cociente (obtenido de
taboratorio) definido como CPSprox. / CPSiejanc. Debido a que al correr el CNL no se registran
los cocientes, éstos son transformados a valores de porosidad basandose en datos de
laboratorio, medianie un equipo de computo.

Ahora, con la gréfica de porosidad equivalente de la figura 3.12 se puede obtener un valor
real de porosidad para una determinada matriz seleccionada. Se ingresa en el sje horizontal
con el valor de la porosidad registrada con base en la matriz de caliza (®ciza) hasta
intersectar verticalmente la curva de ia litologia a analizar. En este punto se traza una linea
horizontal hasta intersectar el eje vertical, obteniéndose el valor de porosidad equivalente a
la porosidad de matriz analizada (®ma).

39




40
Arenisca

30
Dena
=4 Caliza

20 |

Dolomita
10}
o [1] 10 20 30 40

et

3.12 Detenminacitn de la porosidad equivalente con datos de Registro Neutrén.

Registro Sénico Compensado (CSL).®*

Este registro mide la velocidad de propagacion del sonido en las formaciones que atraviesa
el pozo en cuestibn. Este tipo de registro mide el tiempo de transito compresional. Los
tiempos de viaje varian de 40us/pie (en formaciones duras o cormpactas) a 150us/pie (en
formaciones suaves). Para efecto de comparacién, el tiempo de transito en el agua es de

aproximadamente 190us/pie.

Se utiliza una relacién entre tiempo de transito y porosidad, [lamada relacion de Wyllie, para
calcular la porosidad a tiempos promedio basada en pruebas de laboratorio y ciertos rangos
de valores. Con lo anterior se determind la siguiente expresién:

O = At- Atma/ At~ Atma (3.2)

donde:
@ = Porosidad (frac.)
At = Tiempo de transito en la roca porcsa (us / pie)
At = Tiempo de transito en el fluido en los poros (us / pie)
« = Tiempo de transito en la matriz sdlida de la roca (us / pie)
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Para |la expresion anterior se asigna el valor Atyma segun el tipo de litologia, la cual debe ser
conocida:

Litologia Atma (1S / pie)
Arenas 54
Calizas 49
Dolomias 44

Los valores de tiempo de transito en el fluido de la roca se definen de acuerdo con el tipo de
filtrado de lodo:

Tipo de lodo Aty (us / pie)
Dulce 189
Salado 185

La porosidad también puede evaluarse graficamente con la figura 3.13, con base en el valor
del tiempo de transito obtenido del registro y la velocidad de matriz (Vma).- Se ingresa en el
eje horizontal con el tiempo de transito hasta intersectar verticalmentse el valor de la velocidad
de matriz de la litologia a analizar. En este punto se traza una linea horizontal hasta
intersectar el eje vertical, ocbteniéndose el valor de la porosidad.

50

Vi = 5300pie/s

40

301

96 20| Vma{pie/ls)

30 40 60 80 100 120 130
Tiempo de transito. t (ms/pie)

donde:
Vf = Velocidad det sonido a traveés del fluido
Vma = Velocidad del sonido a través de la matriz

Figura 3.13 Deter de la pr de una roca con el tiempo de trinsito del Registro Sdénico.
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Se puede usar una conversidn empirica de tiempo de transito a porosidad, la cual se basa en
la comparacién de tiempos de transito con porosidades de nucleos y otros registros para
zonas de interés. La conversion se define mediante la siguiente expresion:

@ = 0.63 (1- Atma /AL (3.3)

Combinacién de los Registros Densidad y Neutrén.®*

La porosidad se obtiene relacionando la informacion de ambos registros. Conociendo la
litologia se obtiene una porosidad para el registro de densidad(®p) y otra para el registro
neutrén(dn), con las cuales se ingresa a la figura 3.14 en los ejes vertical y horizontal,
respectivamente, obteniendo un punto de interseccién. Si el punto cae entre dos curvas se
interpola entre las dos curvas, obteniéndo el valor de la porosidad total (©on).

1.9

211

o, 2.3]
{gm/cc)
25}

2.7}

2.9)

3.0

30 40

Cern. 196)

Figura 3.14 Determinaci6n de la porosidad total a partir de los ] D y

Para formaciones conteniendo liquido se pudo establecer que la porosidad cae en la regién
de las curvas de arenisca y dolomita, por o que para esta regidén se tiene la aproximacion
siguiente para el calculo de la porosidad:

DOpn = Dp+ On /2 (3.4)
donde:
@pn = Porosidad total

@®p = Porosidad del registro de densidad
@y = Porosidad del registro neutrén
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Registro de Resistividad.®®

De este tipo de registros se obtiene el valor de la resistividad total, util en el calculo de
algunos parametros para evaluar un yacimiento naturalmente fracturado. La combinacion de
los registros de resistividad doble induccion y esférico enfocado (DLL-SFL), es aplicable en
forma preferente dentro de lodo dulce obteniéndose valores de resistividad no muy grandes,
donde la resistividad de la formacién (R;) no excede los 200 Ohms-m porque el registro no es
exacto en zonas de alta resistividad.

Ahora, debido a que la herramienta lee la conductividad aparente de la formacién, se
considera un factor geométrico obtenido de la figura 3.15 con e! valor del didmetro de
invasién que muestra el peso relativo que la herramienta asigna a una capa cilindrica
ubicada alrededor del pozo. Si se sabe que Cye @s la conductividad de zona lavada, d, es el
diametro y C; es la conductividad total de la zona no lavada, sntonces la conductividad
aparente puede expresarse como:

Ca = Cro Gd, + C: (1 - Gd) (3.5)

donde:
Gd, = Factor geomeétrico para el didametro de invasién

-0 i
s e —
0.8l P—lLd
Gu o5}
04l Capa de espesor infinito
Sin efecto de dafio
p.2t ~--—-Can efecto de dafio
. Caso de Rxo =00, Ra =1 shm-m
0 A " i
0 40 80 120 160 200 240 280 3290 360
di (pg)
Figura 3.15 Grifica, para obtencion del Factor Geométrico de al D o del aguj
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Si la ecuacidén 3.5 se expresa en términos de la resistividad queda comao:

Ra=1/[CGdi/ Ry + (1 - Gdj)/ R (3.6)

donde:

R, = Resistividad aparente

« = Resistividad de zona lavada

R; = Resistividad de zona no lavada
Las ecuaciones anteriores generalmente son utilizadas en la interpretacidon de registras
corridos en pozos con lodo dulce y son poco usuales en pozos con lodo salado. Este tipo de
registro es también aplicable en la obtencién del valor de resistividad de formacién R; para lo
cual se requiere de los valores de resistividad leidos del registro para una zona lavada. La
resistividad total se obtiene con las lecturas de las curvas ILd (induccién profundo), ILm
(induccién media) y SFL (esférico enfocado) que son corregidas por efecto del agujero y
espesor de enjarre si es necesario, dando los valores corregidos Rip, Rim ¥ RseL
respectivamente. Entonces con las relaciones siguientes Rin / Rip localizada en el eje
herizontal ¥y RseL / Rip en el eje vertical y el diametro de invasion (d;) se ingresa a la grafica
de torbellino, figura 3.16, localizando un punto de interseccidn con los cocientes anteriores.
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Figura 3.18 Grafica de Torbeilino, para obtener la resistividad total.
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Para la ubicacién exacta del punto de interseccién R; / Rip es necesaria una interpolacién
entre las curvas Rxo / Ry colocadas horizontalmente en orden ascendente de abajo hacia
arriba. Una vez conocido el valor del cociente R/ Rip se puede obtener el valor de R;.

Por medio de la combinacién de los registros antes descritos se puede Hevar a cabo Ia
evaluacién cuantitativa de las formaciones heterogéneas que presentan porosidad
secundaria caracterizada por la presencia de fracturas, cavernas y vuagulos, que en general
nc es detectada por un solo tipo de registro corrido en forma independiente. %

En e! caso de sistemas fracturados es posible la evaluacién cuantitativa por medio de la
utilizacién de la informacidn generada por los registros geofisicos y la aplicacion de los
siguientes métodos:

II1.2.1 Determinacidén de la Porosida ecundaria con la_ Combinacién de los istros
Densidad, Neutrén v Sénico.©

La porosidad secundaria se puede obtener por medio de los registros Sénico, Densidad y
Neutrén. Esta combinacién es un indicador desarrollado principalmente para carbonatos.
Aqui se supone que el resultado del registro sénico es independiente de las fracturas y
vugulos, pero es funcién, al mismo tiempo de la porosidad de matriz y del valor de At . La
herramienta no detectara porosidad en vagulos o canales aislados debido al alcance de los
receptores dentro de la formacidon. Dade que los registros densidad y neutrdn determinan ia
porosidad total, se puede determinar la porosidad secundaria como la diferencia entre las
porosidades de los registros Densida-Neutron y Sénico, de la forma siguiente:

SPI = @pn - Os (3.7)

donde:
SPI = Indice de Porosidad Secundaria.
®pn = Porosidad de los registros Densidad y Neutrén.
dg = Porosidad de registro Sdénico.

Los valores de porosidad secundaria pueden ser del orden de los valores de los errores
cometidos al medir la porosidad total y de matriz con los registros densidad, neutrén y sénico,
respectivamente; pero pueden ser muy pequefios en comparacién con los valores de
porosidad obtenidos en cada registro; ya sea sonico, neutrén o densidad, en forma
independiente.

Al aumentar el valor del SPI aumenta el volumen de espacio poroso con lo cual también
aumentan los canales de flujo y la permeabilidad para una porosidad total dada
(considerando que vigulos o canales estan interconectados). Las porosidades involucradas
deben ser bien determinadas, si se quiere obtener un SPI confiable.
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II1.2.2 Exponente de porosidad “m=.®®

Para aplicar este procedimiento es necesario contar con informacién de los registros Sénico y
de Resistividad. Se considera que la relacion de datos de ambos registros puede ser

representada por la siguiente ecuacion:
log Ry = - mlog (At - At ) + mlog M + log Ry + tog T (3.8)

donde:
R: = Resistividad Real de la Formacién (Ohm - m)
At = Tiempo de Transito (us / pie)
Aty = Tiempo de Transito en la matriz (us / ple)
M. = Pendiente de la linea que relaciona la velocidad sénica y la porosidad
1 = indice de resistividad
R. = Resistividad del agua (Ohm - m)
m = Pendiente de la recta R, contra log {(A: ~Aum)

La expresion anterior representa una grafica log (At -Atm) contra log R que debe dar como
resuitado una linea recta con pendiente negativa “m”. En el caso de yacimientos fracturados
esta pendiente toma valores de 1.1 a 1.3, con lo cual se puede sefalar que al graficar los
datos de ambos registros se pueden identificar sistemas naturalmente fracturados
simplemente al leer la pendiente de la grafica directamente.

Un ejemplo de este tipo de analisis se muestra en la figura 3.17, donde la pendiente de la
recta de ajuste del conjunto de puntos graficados log (At -Aty) contra log Ry es igual a -1.3,
con lo cual se determina la presencia de fracturas.

100

Ot-ODtm

10|

10 100 1000
Rt (LL8)

Figura 3.17 Grafica de log(At-Atm) contra log R, para determinar la presencia de fracturas.
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Segun Towie,®® algunas de las propiedades que afectan el valor del exponente de porosidad
son: grado de cementacion, tortuosidad intergranular, de fractura y vugular, compactacion de

ia roca por presion de sobrecarga, asl como la forma y empacamisnto de las particulas de
roca.

111.2.3 Método de Litoporosidades (M-N)'?

Este método, elaborado por Burke, es utilizado para la interpretacion de litologias complejas
y su aplicacién requiere informacién de los Registros Neutrdn, Sdnico y Densidad. De la

lectura de estos registros se determinan dos parametros independientes: M y N, que se
pueden obtener de la forma siguiente:

M = {(At- At) / [po- pr 1} 0.01) (3.9)

N = (DOnr-Dy) /[pv - Pi) (3.10)
donde:

Aty = Tiempo de transito en el fluido de 10s poros (ps / pie)

At = Tiempo de transito en la formacion (us / pie)

pv = Densidad total de la formacion (g / cm?)

pr = Densidad del fluido en los poros (g / cm®)

®ne = Porosidad para un fluido con registro neutron

©n = Porosidad de la matriz con registro neutrén

Ahora, como dato generalizado se muestra |a Tabla 3.1 donde se tienen los datos de My N

para glgunos minerates comunes. Los valores de M y N pueden ser usados en el diagrama
generalizado de litoporosidades de la figura 3.18.
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Mineral

Arenisca
Vma = 18000
Arenisca

Vma = 19500
Calcita
Dolomita

O =55a30%
Dolomita

O =15a5%
Dolomita

O =0a1.5%
Anhidrita
Yeso

Sal

Lodo Salado
Ay = 185
=110
M N

0.835 0.669

0.862 0.669
0.854 0.621

0.800 0.544
0.800 0.544
0.800 0.561
0.718 0.532

1.06 .408
1.24 1.010

Lodo Dulce

Agy= 189
pr=1.0
M N

0.810 0628

0.835 0.628
0.827 0.585

0.778 0.513
0.778 0.524

0.778 0.8532
0.702 0.505
1.015 .378
1.16 914

Tabla 3.1 Valores de M y N para minerales comunes.

Basandose en que el registro Sénico sbdlo se asocia con la porosidad de matriz, ésto
indica que M no es influenciado por el valor de porosidad secundaria, por el contrario el valor
de N crece conforme crece el valor de porosidad secundaria porque el valor de N es obtenido
a partir de los registros Densidad y Neutrédn. Por lo tanto, este método puede ayudar a
detectar la porosidad secundaria, sin diferenciar entre vagulos y fracturas.

La zona de porosidad secundaria se localiza por encima de la linea dolomita-calcita de la
figura 3.18, que muestra una grafica M contra N de litoporosidades para lodo duice. En esta
grdfica se puede determinar la presencia de porosidad secundaria si al entrar a la gréfica con
los valores de M y N, se tiene la interseccidén de ambos dentro de la zona de porosidad

secundaria localizada por encima de la linea dolomita-calcita.'®
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Figura 3.18 Diagrama de litoporosidades M contra N.

111 .2.4 Evaluacién con las Graficas “Telarana” y *“Mariposa®. ®7

Este tipo de evaluacién es una técnica cuantitativa aplicada por medio de un programa de
codmputo manejando datos de registros de Resistividad enfocado, de donde se lee Ry, de
resistividad somero, de donde se lee Ry, en zona lavada por filtrado de lodo, neutrén

compensado, sonico compensado y rayos gamma a partir de los cuales se generan los
siguientes tipos de grafica:

Grafica "Telarana”

A través de estudios de datos del pais y de! extranjero se llegd a la siguiente relacién
empirica para obtener el exponerte de porosidad:

mu = A - B(log a) (3.11)

donde:

my = Exponente de cementacién de Humble
Ay B = Constantes
a = Coeficiente de las ecs. tipo Humble
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partiendo de la ecuacién de Archie:
F=a/om™ (3.12)
también puede expresarse como;
my=log (a/F)/log @ (3.13)
donde F y @ corresponden a valores medidos en sentido horizontal y vertical en nticleos La
ecuacién 3.11 es vdlida para arenas y rocas carbonatadas. El valor de a generalmente es
igual a uno y los valores de las constantes Ay B son los siguientes:
Tipo de roca
Arenas 1.79 1.29
Carbonatos 1.99 0.87

Combinando las ecuaciones 3.11 y 3.13 se llega a lo siguiente:
log a = Alog® + logF /7 1 + Blog®d (3.14)

Las ecuaciones 3.11 y 3.14 pueden combinarse para rocas carbonatadas generando una
gréfica de “telarafa” como se muestra en la figura 3.19.

La grafica se divide en cuatro cuadrantes, definiendo sus ejes por los valores de F y @, que

para este caso son: ® = 7.1% y F = 194 y los cuadrantes quedan definidos de 1a manera
siguiente:

Cuadrante NW. Esta zona corresponde a puntos F-& con porosidad primaria y secundaria
(del tipo de cavermas y canales de disolucién). Para la porosidad secundaria el valor de my
{exponente de cementacién de Humble) es mayor a 2.5 y los dos tipos de porosidad
anteriores se localizan donde F es menor a 194 y @ es mayor a 7.1%, aproximadamente.

Cuadrante NE. Los puntos F-© representan sistemas porosos de alta tortuosidad u
obstruidos, sistemas de porosidad total alta y baja permeabilidad, o cual es mas acentuado
conforme F es mayor a 194,
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Figura 3.18 Grafica “Telsrafia®, para rocas carbonatadas.

Cuadrante SW. Los puntos F-@ de esta zona son caracteristicos de rocas fracturadas, es
decir, con porosidad menor a 7.1% y F menor a 194. En esta zona para un mismo valor de
porosidad, sucede que al disminuir el valor de F, aumenta la capacidad de flujo de los poros
comunicados dentro de la formacidn, lo cual indica un incremento en la permeabilidad de ia

formacioén. Esta zona es
corresponden a valores del orden de Darcys.

también representativa de permeabilidades absolutas que

Cuadrante SE. Esta zona de puntos F-® corresponde a rocas con porosidad primaria baja,
menor a 7.1%, razén por la cual el valor de F aumenta conforme la porosidad disminuye y msy

también aumenta.
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Gréfica “Mariposa®

Archie propone la siguiente ecuacion, basandose en trabajos anteriores que es del tipo de Ia
ecuacion 3.12.

F= 1/ 0™ (3.15)

y ya que para un valor medido de porosidad, sblo existe un valor de my y ma que puede
reproducir el valor de F medido, al combinar las ecuaciones 3.12 y 3.15 se obtiene lo
siguiente:

a/o™= 1/ 0™ (3.16)
de donde se obtiene 1a expresidn siguiente, al combinar las ecuaciones 3.11 y 3.16:

ma = [Mylog © -(A -my 7/ B)]/ log @ (3.17)

La ecuacién 3.17 permite obtener el exponente de cemantacion de las ecuaciones 3.12 o
3.15, que serd el de la ecuacion de Humble o Archie, uno en funcién del otro (para este caso
en funcidn de my) y el Unico valor requerido de registros es la porosidad (@). Con la ecuacion
3.17 se puede generar una grafica como la mostrada en la figura 3.20.

Esta grafica muestra cuatro cuadrantes, cuyos ejes estan definidos por los valores de los
exponentes ma y my, que para este caso son iguales y tienen un valor de dos. Las
principales caracteristicas de los cuadrantes son las siguientes:

Cuadrantes NE y SW. Son zonas de baja porosidad primaria. El cuadrante NE presenta
porosidad secundaria nula y los valores de exponentes my y ma, son mayores a dos. En el
cuadrante SW disminuyen los valores de! exponente my hasta cero y el resto del cuadrante
donde my es menor a cero corresponde a rocas fracturadas de baja porosidad y valores de
ma menores a dos.

Cuadrantes NW y SE. Dentro del cuadrante NW se tienen valores de mp de hasta cero, que
son rocas de porosidad primaria, ésto continua hasta el cuadrante SE hasta donde my llega a
ser de 2.5, y el resto del cuadrante NVV corresponde a rocas con porosidad obstruida, donde
los valores de my son negativos y los de ma son grandes; por ultimo, sl resto del cuadrante
SE corresponde a porosidad de cavernas y canales, producto de la disolucidn, con
exponantes my mayor a 2.5 y ma menor a 2.0.
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Figura 3.20 Grafica "Mariposa”.

La interpretacidon con este método se orienta hacia la deteccidn de zonas con permeabilidad
asociada a porosidad secundaria del tipo de fracturas y cavernas o canales de disolucion. De
acuerdo con lo encontrado en rocas fractiuradas el exponente ma de la ecuacién de Archie es
bajo, con tendencia a uno, y el exponente my de la ecuaciéon de Humble es pequefio ©
negativo (cuando se tienen fracturas) o presenta valores altos positivos mayores a 2.5 (en
presencia de cavernas). Estudios posteriores indican que en rangos de porosidad baja es
mas probable que ocurran fracturas, lo cual se corrobora al coincidir valores pequefios de ma
con valores bajos o negativos de mp y ambos corresponden a valores de porosidad
pequerios. Un ejemplo se muestra a continuacion para ilustrar este tipo de graficas.

Ejemplo 3.1
Para este ejemplo se toman resultados obtenidos de un poze que pertenece a la regidon

marina de Campeche, donde se tienen yacimientos de rocas carbonatadas, fracturadas y con
cavernas. La figura 3.21 muestra la grafica “telarafna” para el intervalo de 3050 a 3200m.
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Para este caso, la mayor concentracién de puntos se tiene en el cuadrante NW, donde my es
mayor a 2.5 y alcanza valores altos casi en su totalidad, por lo anterior se puede concluir
que existe porosidad secundaria por presencia de cavernas comunicadas y canales de
disolucidn de alta capacidad de fiujo, lo cual corresponde con 1o observado en la figura 3.19.

3050 - 3200

60

30

10" E 10° 194 107

Figura 3.21 Grafica "Telarafia®, para el ejempio 3.1,

En el cuadrante SVV se tiene una concentracién de puntos menos importante, de donde se
puede inferir la presencia de fracturas y, por uitimo, la menor concentracién de puntos se
tiene en los cuadrantes SE y NE qus corresponden a rocas con porosidad primaria baja y
zonas porosas con alta tortuosidad y baja permeabilidad, o cual corresponde a lo observado
en la figura 3.19.

Para el mismo intervalo se elabord la grafica * mariposa” de la figura 3.22. La mayoria de los
puntos se localizan en los cuadrantes SW y SE, donde el segundo correspeonde a porosidad
de cavernas y canales por disolucion y el primerc corresponde a zonas de porosidad primaria
baja y zonas con fracturas.
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La tendencia del exponente de porosidad de Archie (ma) en ambos tipos de porosidad
primaria y secundaria es bajo y el exponente de porosidad de Humble (mn) va de valores
negatives en la zona de fracturas a valores positivos altos en su mayoria en la zona con
presencia de cavernas, lo gue corresponde con {0 conciuido en la figura 3.20.

3050 - 3200
3.5
] 20 an R —
3.0 1 o080
'
. z
2.5 - - >
7. = =S
m. 2.0 X
& . g
1.5 . . - s
El > R St T - . .
- = h *
- 2 1 n.opze a0 S0
1.0 —
-5.1 -4 -3.2 -2.3 -1.1 -0.5 0.4 1.3 2.2
m“
Figura 3.22 Grafica *, para el lo 3.1.

111.2.5 Combinacisl | Exponente de Cementacidn “m” con ta Porosida, ae. @5
Otro método cuantitativo para la evaluacién de rocas fracturadas a partir de registros
geofisicos de resistividad, densidad y neutrén es el descrito a continuacion: de acuerdo con
la ecuacién de Archie, las relaciones para la evaluacién de formaciones son las siguientes:

Sy=1'" (3.18)

I=R/Ro (3.19)
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F=1/®™ (3.20)

donde:
m = Exponente de cementacion
Sw = Saturacidn del agua
1= Indice de Resistividad
R, = Raesistividad de |la formacién (Ohm - m)
R, = Resistividad de 1a roca con S, = 100% (Ohm - m)

Combinando las ecuaciones anteriores, se llega a la siguiente ecuacion:
log R = -mlog & + log aR,, + log I 3.21)

La ecuacién 3.21 puede ser representada por la grafica log © contra log Ry, de donde se
obtiene una linea recta con pendiente negativa “m” para zonas con Ry e I constantes. En el
caso de yacimientos fracturados el valor del exponente es mas pequefio Que el exponente de
porosidad de la matriz (mp) obtenido en laboratorio.

Por o anterior, se confirma el uso de la ecuacidn de Archie en yacimientos fracturados. La
figura 3.23 muestra un ejemplo de este método, donde la pendiente es -1.3, con lo cual se
puede observar que para este caso el exponente m estd dentro del rango de valores
obtenidos a partir del registro sénico y de resistividad en yacimientos fracturades, que es de
1.1 a 1.3. En este caso, para determinar que el yacimiento es fracturado debe cumplirse que
mp Sea mayor gue m.

Leg o
(3]

Log Rt
Figura 3.23 Grafica de log © contra iog R: para obtener 1a pendiente "m",

Por otro lado, partiendo de la informacion obtenida se puede calcular el valor de Ia porosidad
de matriz (dp) con el valor de la pendiente m y la porosidad total (@) obtenida de registros.
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Partiendo de que el factor de formacién puede definirse como:
F=1/® (3.22)

donde: .
T = Tortuosidad

y si T = 1, en el plano de fractura del sistema se supone que existe flujo lineal y se tiene lo
siguiente:

F=1® (3.23)

Partiendo de que m es igual a uno para el plano de fractura, se buscd una expresion que

pudiera manejar un sistema con porosidad de matriz Unicamente, con porosidad de fractura
tinicamente y con la combinacion de ambas: matriz+fracturas. Considerando un modelo de
doble porosidad, conectado en paralelo, Pirson®™ presenta la siguiente relacién para el caso i

de matriz+fracturas (con Sw = 100%).
1/ Rep=v®@/Ru+(1-V)/Rg (3.24) '

donde:
Ro = Resistividad de la roca con S., = 100% (Ohm - m)
R, = Resistividad induccién larga normal (Ohm - m)
v = Coeficiente de particién

El coeficiente de particidn (v) repraesenta la fraccion total del volumen de poros presentes en
el volumen de roca entre las fracturas y esté dado por:

V= (D - Op) / [@(1 - Dp )] (3.25)
De donde se puede obtener la porosidad de matriz :
Dp = (D - VD) / [1 - VD] (3.26)

donde:
&, = Porosidad de matriz (frac.)
@, = Porosidad total (frac.)

* La tortuosidad es la irregularidad que presentan en cuanto a su trayectoria las fracturas, fisuras,
canales y las series de poros comunicados, existentes en un volumen de roca, Esta caracteristica
puede expresarse como la relacién entre la longitud real de las trayectorias mencionadas y la
longitud del madic poroso en el que se encuentran.
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Las ecuaciones 3.25 y 3.26 son usadas en sistemas de doble pcrosidad y de un estudio de
datos se obtuvieron los siguientes rangos de valores: 9

my: 1.6a24
<D, 0.02 a2 0.3
v:0.05a0.9

A partir de estos resultados (obtenidos de un programa de computo) se generaron gréficas de
m contra @b“g) para los diferentes valoras de my, figura 3.24, con las cuales se obtiene la
porosidad de matriz. Se aplica un método gréfico utilizando la grafica correspondiente al valor
de mp ¥y con el valor de la pendiente obtenida de la grafica log @ contra log R y el valor de
porosidad total obtenida de registros. Se ingresa a la grafica comeo la de la figura 3.24 con los
valores m y @ localizando un punto, de donde se obtiene el valor de v ya sea directamente o
por interpolacién entre las curvas de acuerdo con la |localizacion del punto de interseccion.
Una vez obtenido v; se proyecta una linea vertical a partir del punto de interseccion hasta el
eje horizontal inferior obteniéndose el valor de la porosidad de matriz @p. La grafica se
selecciona de acuerdo con el valor de myp, dade como dato.

Como una respuesta al método gréafico se tiene un método tedrico para el calculo de la
porosidad de matriz con el valor de ‘v’ leido de la grafica m contra ®p, a partir de la
porosidad total y “m*, empleando la ecuacidn 3.26. A partir de los datos de porosidad total
obtenidos de registros y la porosidad de matriz calculada, se puede calcular la porosidad
secundaria con la ecuacién 3.7. A continuacién se presenta en la figura 3.24 una de las
graficas usadas para el empleo del método tanto grafico como tedrico.

Porosidad Tota)l & [%€)
= SIS

PR LY LE]

1.4 ¢

1.2

1.0

] s 10 15 20 25 30
Porosidad de Matriz s, {36)

Figura 3.24 Grafica m contra @, para my, = 2.
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Para observar la aplicacion del método anterior se presenta un ejemplo:
Ejemplo 3.2
Mediante la siguiente informacién obtenida de registros se calculara la porosidad de matriz y

secundaria para cada zona. El valor del exponente my, en el laboratorio es de 2.0.

Zona Ry(Ohm-m) @ (%)

1 32 =]
2 45 5
3 15 8
4 60 4.3

Primero se realizd una grafica de log @d contra log Ry, ajustando los datos a una Inea recta
de la que se obtiene la pendiente, que para este caso es de -1.8 (por lo tanto el exponente
de porosidad m = -1.8), como se ve en la figura 3.25.

100

10 100
At (Ohm-m)

Figura 3.25 Gréfica para obtener el valor de la pendiente m del ejemplo 3.2,

Como primera conclusién se puede afirmar que el yacimiento es naturalmente fracturado
porque mp > m.

Ahora con el valor de porosidad total de cada zona y el exponente de porosidad m, se entra a
la grafica correspondiente a mp = 2.0 figura 3.24, obteniendo los valores de (v) para cada
Zzona:
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Zona v

1 0.065
2 0.060
3 0.070
4 0.050

Sustituyendo en la ecuacidn 3.26 se obtiene la porosidad de matriz y con la ecuacion 3.7 se
obtiene la porosidad secundaria, si se sabe gue ®py = Bt y dg = O©p. "

Zona Dy (%) SPI (%)

1 56 0.36
2 4.7 0.30
3 7.48 0.52
4 4.1 0.20

En la tabla anterior se puede observar que los valores de porosidad secundaria son bajos,
por 10 cual se concluye que el yacimiento contiene un bajo porcentaje de huecos y canales
producto de fendmenos posteriores a la depositacion de sedimentos, algo comuin en un
sistema doble porosidad-doble permeabilidad.




IV. EVALUACION CON PRUEBAS DE VARIACION DE PRESION
1V.1 GENERALIDADES SOBRE PRUEBAS DE VARIACION DE PRESION

Para la evaluacion de yacimientos con doble porosidad y doble permeabilidad también se
aplica la informacién de las pruebas de variacién de presion en pozos, con lo cual se
puedsen determinar caracteristicas del yacimiento como: permeabilidad, presencia de fallas y
discontinuidades, porosidad, presion media, limite del yacimiento, dafo, etc. De mayor
importancia para esta tesis en particular es la evaluacion de fracturas asi como la obtencion
de algunos parametros como la porosidad y la permeabilidad, principalmente.

En este capltulo se presenta un resumen breve sobre los diferentes tipos de pruebas de
variacidn de presién, asi como los métodos mas usuales en la practica para su
interpretacion. Ya que su campo técnico es muy amplio y complejo, sélo se tomaran en
consideracion los aspectos necesarios para su aplicacién en esta tesis.

Las ventajas de utilizar estas pruebas son:

- Que se pueden realizar practicamente en cualquier momento de la vida productiva del
pozo.

- Todos los parametros son obtenidos a condiciones de yacimiento.

- Existen varias técnicas de analisis para un mismo tipo de prueba de presion.

Algunas desventajas son:

- Son muy costosas, dado el equipo que se utiliza para llevarlas a cabo, asi como el tiempo
de cierre del pozo y la produccién involucrada.
- Se pueden tener errores si no se disefa y programa bien la prueba.

Una prueba de presidn no es mas que la medicidn de presiones a diferentes tiempos para
determinadas condiciones del yacimiento y del pozo, ya sea a pozo cerrado o abierto
donde, se conoce una sefal de entrada (gasto) que se aplica al yacimiento (sistema)
arrojando este una sefal de salida (presiéon). El propésito de este tipo de pruebas es
caracterizar el comportamiento del yacimiento que puede ser: homogéneo o heterogéneo
{doble porosidad, doble porosidad-dobie permeabilidad. Para caracterizar un yacimiento es
necesario familiarizarse con las condiciones de frontera intema como: almacenamiento del
pozo, dario, fracturas y penetracion parcial, asi como con las condiciones de frontera
externa como: la no existencia de flujo en la frontera del yacimiento (volumétrico o cerrado)
y presion constante con flujo en la frontera (abierto o con entrada de agua). Tomando en
cuenta las condiciones anteriores se pueden idear modelos para la interpretacién de estas

pruebas.®®
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Actualmente existen varios tipos de pruebas de presion,
expondran a continuacion:

IV.2 TIPOS DE PRUEBAS DE VARIACION DE PRESION®®

Prueba de Incremento de Presidn

q {(BPD)

‘Produccifin

cuyas generalidades se

Estas pruebas consisten en medir la presién de fondo del pozo después de cerrarlo.
Presentan un inconveniente para su realizacién, que es el tener que cerrar el pozo. El
andlisis de este tipo de prueba lleva a conocer propiedades del yacimiento, como la
permeabilidad de la formacidon. Una representacién grifica de este tipo de prueba se

presenta en la figura 4.1.

Cierre
P t (hrs)
(a}
Pw
(psi)
Pozo Cerrado
i
1
1
i
|
tp t [hrs)
b}
Figura 4.1 (a) Comportamiento de gasto contra tiempo y (b) C de pi contra

durante una prueba de incremento.
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Prueba de Decremento de Presion.

Este tipo de prueba consiste en la medicién de la presidn de fondo fluyendo del pozo
durante un periodo de flujo. Para llevarse a cabo se cierra el pozo para estabilizar la
presion en el yacimiento, se baja el equipo de medicidn y se inicia el flujo del pozo. Al
realizar el analisis de este tipo de pruebas se puede obtener la permeabilidad de la
formacién que es un parametro de interés en el presente trabajo. Dentro de este tipo de
pruebas se pueden tener varios casos, en cuanto al comportamiento del gasto obtenido
del pozo, ya que la prueba se puede realizar a gasto constante o variable.

a) Prueba de Decremento a Gasto Constante:
Este tipo de prueba se llava a cabo manteniendo el gasto del pozo constante al estar

fluyendo durante la prueba. Una representacion grafica de este tipo de prueba es la
mostrada en la figura 4.2.

Produccién

fo)

Cierre

P t{hrs)
(a)

Pw
(psi]
Pozo Cerrado

—_\\Pulﬁ«hlenn

tp t{hrs}
b)

Figuma 4.2 (a) Comportamiento de gasto contra tiempo y (b) C nto de contra
durante una prueba de decremento a gasto constanie
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b) Prueba de Decremento a Gasto Variable:

Esta prueba puede ser de un sdélo gasto ligeramente variable o de varios gastos
constantes. Es aplicable a pozos con “n® cambios de gasto durante su vida productiva.
Una representacion de este tipo de prueba es mostrada en la figura 4.3.%>

a J
[BPD)
ql
q2 qn
a3 ;
4 12 t t{hrs)
[a)
(p2h |
{
i
i
¢
i
1 ta 13 <eeeeotn thrs]
)
y (b) Compor de p cantra

Figura 4.3 (a) Comportamiento de gasto contra
durante una prueba de decremento a gasto variable.

Prueba de Presidén en Pozos Muitiples.

Este tipo de prueba involucra mas de un pozo, como es el caso de pruebas de
interferencia y de pulsos de presion. Para llevar a cabo este tipo de pruebas se necesita
por lo menos un pozo active (productor o inyector) y un pozo de observacién (cerrado). Del
andlisis de este tipo de prueba se puede obtener la permeabilidad de la formacion y el
producto porosidad-compresibilidad de la formacian (©C,).



a) Prueba de Interferencia:

En este tipo de prueba se obtiene el comportamiento de la presién en el pozo de
observacion cerrado debido al efecto de pozos activos durante la prueba. Una
representacion grafica de este tipo de prueba se presenta en la figura 4.4.

q
(BPD)
Pozo Active
Produccidn
Cierre
t(hrs)
(a)
Pw Pozo de
psi) Presién real Observacién
v
>
Presltén
esperada
LR

t[hrs)
L)

Figura 4.4 (a) Comportamiento de gasto contra tiempo y (b) Comportamiento de presién contra tlempo
durante una prueba de interferencia.

b) Pruebas de Pulsos de Presién:

Este tipo de pruebas consiste en efectuar una serie de puisos de presién en el pozo activo
durante su produccién o inyeccidn, lo cual se logra al cerrar y luego abrir et pozo,
repitiendo el proceso varias veces. La respuesta de tal prueba se mide en el pozo de
observacion y es utilizada para su andlisis. Una representacién grafica de este tipo de
prueba se muestra en la figura 4.5, donde AP es el la maxima presién de respuesta y t es
el tiempo de retraso dela serie de pulsos.®®
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q
eFb)] Pozo Activo
Produccién Produccién
Clerre
B} tthrs)
Pw
{psi) - Pozo de
Observacibén
tihrs)
)
Figura 4.5 (a) Comportamiento de gasto contra y (b) Compor de pi 6n contra

durante una prueba de pulsos de presién.

IV.3 METODOLOGIA DE INTERPRETACION DE PRUEBAS DE PRESION®®

Una vez recopilada la informacion de los diferentes tipos de pruebas anteriormente vistos se
procede a su analisis, por medio de los siguientes métodos utilizados ampliamente en la
practica.

Para el andlisis de Pruebas de Incremento de presidon es usado el método de Horner y el de
Miller, Dyes y Hutchinson (MDH). Para el primero se traza una grafica semilogaritmica de

Py contra log (tp + At )/ At dando un conjunto de puntos a los que se les ajusta a una linea
recta, cuya pendiente es negativa y se puede expresar como:

m = -162.6qBn / Kh (@.1)



y de donde se puede obtener la permeabilidad de la formacion de la forma siguiente:
K = 162.6gBu / mh (4.2)

donde:
K = Permeabilidad de la formacién (mD)
q = Gasto {(BPD)
n = Viscosidad del fluido(cp)
h = Espesor (pie)
B = Factor de volumen (adim)
m = Pendiente (Ib/pg? / ciclo)

Para el segundo método, se prepara una grafica semilogaritmica de P,, contra log At, de
donde se obtiene la pendiente m pero ahora con signo positivo y la permeabilidad de la
formacion también es obtenida a partir de la ecuacidn 4.2.

Para el andlisis de Pruebas de Decremento de presién se presentan dos formas de
interpretacidn ya que son realizadas a gasto constante y variable.

Para el primer caso, se elabora una grafica semilogaritmica de Py, contra log t de donde se
obtiene el ajuste de puntos en una linea recta con pendiente negativa m que también
puede ser representada por la ecuacion 4.1 y de donde se obtiene la permeabilidad de la
formacién mediante la ecuacion 4.2. En el segundo caso se prepara una grafica de P,
contra { log (tp + At/ At) + q; / ;.1 log (AY) ], donde j es el niumero de gastos manejados
durante la prueba. De ia grafica se obtiense la pendiente m’ que puede ser expresada como:

m’ = 162.6 Bu/ Kh (4.3)
y de donde se puede obtener la permeabilidad de !a formacién despejando de la ecuacion
4.3:
K=162.6Bu/m'h (4.4)
donde:
K = Permeabilidad de la formacion(mbD)
m’ = Pendiente

En cuanto a Pruebas en pozos multiples, las Pruebas de Interferencia se interpretan por
medio de Curvas Tipo, para lo cual se elabora una grafica con los datos de la prueba y se
busca un punte de ajuste de ésta con la curva tipo adecuada para obtener algunos valores
necesarios para el calculo de la permeabilidad de la formacién y la porosidad mediante las

expresiones siguientes:
K =141.2qBun / h (Pp /AP) (4.5)
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@ = 0.000264K / {Cur? [t/ (to / r o1} (4.6)

donde:
r = Radio de drene (pie)
t = Tiempo (hrs)
@ = Porosidad (fraccién)

C, = Compresibilidad total de la formacidn [(Ib/pg®)"1
(Po 7/ AP), 1, [t / (to/ r5”)] son valores obtenidos del ajuste de |a gréfica de datos y ia curva tipo.

Estos métodos de interpretacién son los mas usuales en la préactica por lo que las
unidades empleadas en las ecuaciones anteriores son las mas usuales, asf como los tipos

de pruebas mencionadas en los parrafos anteriores.®®
V.4 EVALUACION CUALITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD-DOBLE

PERMEABILIDAD
Para detectar un yacimiento fracturado por medio de pruebas de presién se usa el modelo
de Warren y Root® y otros, donde se propone que al graficar los datos de una prueba de
presién en escala semilogaritmica presentan una tendencia tal que se generan dos lineas
rectas extrapoladas y paralelas. Una representa el flujo radial en fracturas y la otra el flujo
total (matriz + fracturas), lo cual indica que se trata de un yacimiento naturalments
fracturado como se ve en la figura 4.6, preparada para una prueba de decremento de

2000
AP 1750 g
(psi]

1500} <"~

presion.<'"

1 10 100 1000
Atlhrs)

una garitmica.

Figura 4.6 i 6n de un Y
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V.5 EVALUACION CUANTITATIVA DEL SISTEMA DOBLE POROSIDAD-DOBLE
PERMEABILIDAD

Ahora para el objeto de estudio de este trabajo, las pruebas hechas en yacimientos
fracturados son interpretadas con curvas tipo unicamente; dadas las condiciones y el
comportamiento de la presidn con respecto al tiempo en este tipo de yacimientos.

Andlisis de Pruebas de Presidén con Curvas Tipo

Las curvas tipo han sido desarrolladas para la evajuacién de pruebas de decremento, pero
dadas las dificultadas que presentan los métodos de Homer y Miller, Dyes y Hutchinson
(MBH) para pruebas de incremento en el caso de yacimientos fracturados, se extiende el
uso de curvas tipo a pruebas de incremento; asi como también son utilizadas normalmente
an pruebas de interferencia (sin importar si el yacimiento es homogéneo o heterogéneo).

Para la interpretacidn de pruebas de presion se desarrolld un modelo con el objeto de
obtener la solucidon de presiones adimeansionales a tiempos adimensionales, 1o cual se
colocd en una grafica llamada curva tipo. Con ayuda de esta curva se puede determinar e}
comportamiento de flujo y algunos parametros como: la permeabilidad de fractura para un

espesor dado y el producto &C, de la formacion (para el periodo de flujo transitorio) en
yacimientos fracturados.

A continuacién, se presentan algunos modelos para el analisis de pruebas de presidén en
yacimientos fracturados utilizados en la practica.

1IV.5.1 Modelo de Warren y Root®”

El uso de curvas tipo en yacimientos fracturados considera el desarrollo hecho sobre
curvas tipo para yacimientos homogéneos. Para explicar la relacidn de las curvas tipo
con los problemas de un sistema fisurado se toma como base ef modelo de Warren y Root,
donde se incluyen dos parametros que son: la proporcion de almacenamiento (A) y el flujo

interporoso (w) para caracterizar e! yacimiento, y los cuales son obtenidos mas tarde a
partir de las curvas tipo de John Rodgers.

Bourdet y Gringarten®” introducen una curva para el andlisis de pozos con
almacenamiento y dafio en sistemas fisurados o doble porosidad, !a cual esta basada en et
desartollo hecho para vyacimientos homogéneos Yy considera los efectos de
almacenamiento y dafio, adicionandole el efecto de doble porosidad (dependiente de o y
) para flujo pseudoestacionario y transitorio (de interporosidad). De esta curva se
obtienen los datos reales de Cp, s, @ Y A.

Bourdet®™ presenta una curva tipo basada en la presién y la derivada de la presion, esta

ultima es particularmente usada en formaciones fracturadas para et diagnostico del
comportamiento en un sistema de doble porosidad.
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En 1988"" la derivada de la presién se propone como una herramienta de diagndstico y
los resultados son mostrados en la figura 4.7, donde se observa que el comportamiento de
los datos de una prueba de presién en un yacimiento fracturado es parecido a el
comportamiento de la derivada de la presién para tiempos largos.

Y

10

Derivada de la presin
e

tpsi

- Comportamiento de un
yacimiento fracturado

0.1 1.0 10 100 1000
Atlhrs)

Figura 4.7 Comportamiento de |a derivada de la presién para tiempos largos y comportamiento de la presién
en un yacimiento fracturado.

Los tres periodos de flujo que caracterizan el flujo de fracturas son: el régimen homogéneo
que corresponde al sistema de fracturas (porque a tiempos cortos los bloques de matriz no
contribuyen a la produccién debido al contraste de permeabilidades entre los dos
sistemas de porosidad), el de transicidn donde el flujo de fluidos va de Ilos bloques de
matriz hacia las fracturas (sobre @ y A) y el homogéneo donde P, = P correspondiente al
sistema total matriz + fractura.

E! uso de curvas tipo se justifica obteniendo las variables adimensionales con las
expresiones siguientes:

Po = KhAP/ 141.2qBu 4.7

to = 0.000264Kt / duCHr,? (4.8)
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fo=r/ru (4.9)

donde:
AP = Caida de presion(ib/pg?)
rw = Radio del pozo (pie)
Po = Presion Adimensional
tp = Tiempo Adimensional
ro = Radio Adimensional

Procedimiento de Analisis

Mediante la evaluacién cuantitativa de los yacimientos fracturados con este modelo es
posible obtener la permeabilidad de fractura para un espesor dado y la porosidad total de
formacién (en caso de una prueba de Interferencia) por medio del ajuste entre la gréafica de
datos reales obtenidos de la prueba de presidn y la curva tipo adecuada, de donde se leen
los datos de un punto de ajuste tomado arbitrariamente, para calcular los parametros antes

mencionados mediante las siguientes expresiones:
Ky =[141.29gBun 7/ h J(Po / AP)
@ = 0.000264Kr/ {C 1 [(to / To?) / D]}

(4.10)

(4.11)

donde:
K,= Permeabilidad de fractura (mD)
to/rp? . Po, AP yt son valores leldos del punto de ajuste.

1V.5.2 Modelo de Cinco v Samaniega®™

Ellos presentan un modelo en el que se considera el flujo radial de un fluido ligeramente
compresible en un sistema de dobile porosidad e introducen parametros adimensionales
para caracterizar su modelo. El periodo de flujo considerado es el transitorio y es
justificado por las variables adimensionales antes mencionadas.

En particular, para este caso se realiza el analisis para el periodo de flujo transitorio (no
definido), la duracién de éste depende del tipo de sistema fisurado y puede ser
“disfrazado” a tiempos cortos por el efecto de almacenamiento, ya que si el tiempo de
produccion (tp) anterior al cierre (flujo en fisuras) es insuficiente, el periodo de flujo
transitorio (matriz - fractura) no se presentara posteriormente.

La curva tipo propuesta esta dada para el andlisis de sistemas de doble porosidad donde
se presenta fiujo transitorio y homogéneo debido al sistema total(matriz+fractura). Las
curvas para el periodo de transicion se pueden obtener a partir de las curvas para

yacimientos homogéneos dividiendo a tp y Pp por dos.
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Procedimiento de Analisis

Para llevar a cabo la interpretacion con este modelo se grafican los datos obtenidos de la
prueba y se hace el ajuste de la curva resultante con la curva tipo correspondiente a la
figura 4.8, eligiendo un punto de ajuste.

10° o
——pe
6.344421 map

10 o
P

fabhs{P;) o <
10
10
107 10° 160 18  106° 190"

tp I Cop

Figura 4.8 Curva tipo de |a segunda derivada para fiujo radial con de
yacimientos fracturados.

y daflo, para

Con los datos obtenidos del ajuste se puede calcular la permeabilidad de fractura bruta
mediante 1a siguiente expresiéon:

Kn = 141.2qBp / h [ to%abs(Pp") 7 Pabs(aP’) ] 4.12)
donde:
= Permeabilidad de fractura bruta (mbD)

f abs (Po'") y * 2bs (AP*") son valores obtenidos del punto de ajuste

Para que esta interpretacién sea completa es necesario que la duracidn de la prueba de

presion cubra los tres periodos de flujo caracteristicos de este tipo de yacimientos, porque
el analisis considera el periodo transitorio.

Con el fin de lograr una mejor comprension de los modelos antes mencionados para la
interpretacién de pruebas de presién, aplicables a yacimientos naturaimente fracturados,
se presentan los siguientes ejemplos para el caso de una prueba de incremento y una de
decremento a gasto constante.
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Ejemplo 4.1.%% Para el caso de la prueba de Incremento los datos del yacimiento son los

siguientes:

q = 3224 BPD

h = 65 pies
B =1.8235
=

.362 cp

Cr=24.5 x 10°° (1b/pg?D™"
rw = 0.2971 pie

O =4.8%

y los datos de la prueba de incremento son los siguientes:

At (hrs) Pyw (1b/pg®)
0.25 10095
0.50 10255
1.0 10564
1.5 10703
2.0 10806
2.5 10830
3.0 10854
35 10878
4.0 10878
5.0 10902
6.C 10802
7.0 10917
8.0 10925
9.0 10933
10.0 10941
12.0 10941
14.0 10850
16.0 10959
18.0 10958
20.0 10973
24.0 10982
28.0 10989
32.0 10989

At (hrs)

36.0
40.0
45.0
50.0
55.0
70.0
75.0
83.0
97.0
102.0
112.0
127.0
138.0
142.0
148.0
153.0
157.0
160.0
169.0
174.0
178.0
183.0

Pw (Ib/pg”)

10989
11045
11109
11109
11109
11141
11149
11165
11181
11189
11200
11200
11229
11252
11263
11284
11202
11300
11308
11316
11316
11316

Aplicando el modelo de Warren y Root se obtiene la permeabilidad de fractura realizando

el ajuste entre la grafica

log Pw contra log At y la curva tipo correspondiente (flujo

pseudoestacionario interporoso), dando como resultado la figura 4.9 de donde se leen los
datos del punto de ajuste (seleccionado arbitrariamente) que son los siguientes:
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Pp = 1.4 (de curva tipo)

AP = 1000 Ib/pg? (curva de datos reales)

10
[
a 10"
10 |
Punto de sjuste
Pp 10" et el an 1
et —F
10 fhrs) o
- 10
3 107 10 At hrs) 107 107
10
107 10° 10 10 10’ 10"

o

Figura 4.9 Ajuste de Curva Tipo con Curva de Datos Reales.

y con la ecuacién 4.10 se calcula la permeabilidad de fractura:

Ky = 141.2 (3224)(1.8235)(0,362) [(1.4) 7 1000]
65

~r

Ky =6.47 mD

Ejemplo 4.2.%® En el caso de una prueba de decremento (hipotética) se tienen los
siguientes datos del yacimiento:

q = 2000 BPD

h = 80 pies
B =1.2
=1.3cp
Q = 1% 10°% (Ib/pg?)!
- fw = 0.291 pie
@ =7.5%
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y los datos de Ja prueba de decremento son los siguientes:

t (hrs) AP (Ib/pg?) t (hrs) AP (Ib/pg?)
2.79%10™ 44.57 3.513 4.007
3.513 5.619 4.423 4,043
4.453 6.913 5.568 4.078
5.568 8.46 7.009 4.113
7.009 1.029X10* 8.824X10?  4.468X10°
8.824 1.241 1.111x10" 4.18
1.111x10° 1.482 1.399 4213
1.399 1.751 1.761 4.27
1.399 1.751 2.217 4.282
2217 2.344 2.79 4.319
279 2.646 3.513 4.361
3.513 2.932 4.423 4.407
4.423 3.187 5.568 4.457
5.568 3.4 7.009 4.512
7.009 3.565 8.824 4.57
8.824 3.687 1.111 4.631
1.111X 102 3.773 1.399 4.693
1.399 3.837 1.761 4.757
1.761 3.887 2.217 4.82
2.217 3.93 2.79 4.8833
279 3.97

Utilizando el modelo de Cinco y Samaniego y realizando el ajuste entre la grafica de datos
de la prueba log tZ abs (AP"") contra iog AP y la curva tipo de la segunda derivada con
efecto de almacenamiento y dafto para yacimientos fracturados (correspondiente para este

caso), como se ve en la figura 4.10.
Del ajuste entre graficas se obtienen los siguientes datos:

2 abs (Po) = 1.8X10™"

2 abs (AP*) = 10
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Figura 4.10 Ajuste entre graficas de datos reales y curva tipo de la segunda derivada.

y sustituyendo en la ecuacion 4.12 se obtiene la permeabilidad de fractura bruta:

- = s -1
K =141.2 (zoosgom 2)(1.3) (1.8X107' 1 10)

= mD
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V. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Los métodos presentados para la evaluacién con muestras de roca pueden combinarse
con datos de otras fuentes o simuladores. Estos procedimientos, ademas de proporcionar
valores numéricos de porosidad y permeabilidad de fractura, proporcionan, en el caso de
esta ultima, las direcciones de maxima y minima permeabilidad del nlcleo, asi como
orientacion de la fractura, lo cual puede confirmmarse mediante la observacién del nuacleo,
de donde también se puede determinar la posible existencia de material sodlido rellenando

ia fractura.

Es recomendable someter a los ndcleos a varios métodos de analisis de laboratorio para
poder establecer comparaciones en cuanto a valores y analizar las diferencias.

Respecto a la extraccion de nlcleos del pozo, es necesario utilizar el equipo apropiado y
las técnicas adecuadas para el sistema tratado en este trabajo. Asi mismo se debe prestar
atencidn en cuanto a precauciones para la transportacion y manejo de nucleos, ya que se
pueden generar mas fracturas de las ya existentes, lo cual conduciria a resultados

diferentes de los reales.

Se recomienda analizar nucleos grandes porque al utilizar el método convencional en este
tipo de sistema la complejidad, asi como el comportamiento anisotropo de las fracturas,
son limitaciones para obtener datos cuantitativos correctos, ya que al tomar muestras
pequerias del nucleo éstas sdlo se componen de material de la matriz, ademas de que son
pocas las rocas que resisten un corte en direccion del plano de fractura, que es la zona

adecuada para tomar las muestras.

Ahora, en cuanto a registros geofisicos de pozos la evaluacion es posible mediante la
combinacion de dos o mas tipos de registros diferentes, ya que de usarse un solo tipo se
obtendra informacién solamente de la matriz de la roca. Un buen método dentro de esta
area es el que combina el exponente de cementacion y la porosidad total, ya que es
posible obtener la porosidad de matriz y secundaria a partir de valores de porosidad total.
Ademas, se puede determinar a partir de la comparacién de los valores del exponente de
cementacién si el sistema estudiado es fracturado © no, antes de calcular las porosidades
correspondientes, al leer el valor de la pendiente de la recta que representa los datos
obtenidos de los registros.

El analisis cualitativo puede proporcionar resultados por medio de “fotografias™ en las que
es posible mostrar una imagen de la formacidén, asi como de las fracturas existentes en
ella, junto con sus caracteristicas principales como: orientacién, ancho y relleno, de existir
éste. Otra opcidn que ofrece este tipo de andlisis con registros es determinar la presencia
de fracturas a partir de la observacién del comportamiento de las curvas de los registros

utilizados en forma combinada.
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Una limitacién puede ser que los métodos dependen en este caso de las lecturas de datos
con diferentes registros, lo cual puede conducir a obtener valores de porosidad diferentes
de los reaies. Esto se debe a errores de calibracidn, lo cual puede corregirse con el buen
manejo y operacion del equipo asi como con el buen acondicionamiento del agujero para
la corrida del registro. Otra causa de anomalias en el registro puede ser la presencia de
material rellenando las fracturas, o que puede generar datos diferentes a los reales.

Las pruebas de variacion de presién también presentan la facilidad de determinar si el
sistema analizado es fracturado o no, por medio del comportamiento del conjunto de datos
generados por la prueba; lo anterior conduce a poder realizar el calculo cuantitativo con
mas seguridad.

Una desventaja en la aplicacion de algunas de las pruebas de presion es que dichas
pruebas deben ser analizadas con datos generados durante el periodo de flujo transitorio,
para lo cual se necesita un cierto perfodo de tiempo para que se presenten los tres
periodos de filujo desarrollados en yacimientos fracturados y poder realizar una

interpretacién completa y adecuada. Ademas de que este tipo de pruebas solo son
aplicables en pozos desarroitados en lugares donde la produccidn puede ser suspendida

para su realizacion .

Es necesaria una buena estimacidon del tiempo que durara la prueba para obtener la
informacion suficiente para su andlisis e interpretacidn en ei céiculo de permeabilidad de
fractura y porosidad total si se tienen datos de una prueba de intarfarencia.

Se observa que de las tres fuentes de informacién manejadas en este trabajo, son los
registros geofisicos de pozos los que proporcionan un mayor nimero de posibilidades para
lograr la deteccidn de fracturas en forma cualitativa, ya que en la mayoria de los casos a
partir de un solo registro se pueden detectar y hasta retratar fracturas existentes. Las
fracturas también son visibles en nucleos pero para un radio de investigacién menor que
en e] caso de los registros y en el caso de pruebas de variacién de presién; la deteccion
de fracturas es posible hasta que se grafican los datos obtenidos de las pruebas, de aqui
la ventaja de la variedad de registros utilizados para evaluar cualitativamente un sistema
doble porosidad-daoble permeabilidad.

En cuanto a la evaluacién cuantitativa se refiere, los analisis 2 muestras de roca son los
que proporcionan métodos para el calculo de porosidad y permeabilidad de fractura, ya
que se evaliuan los dos parametros en forma directa y también se obtiene uno
analiticamente a partir de otro evaluado en el iaboratorio, el cual se proporciona como

dato.

Esta forma de calculo puede ser comparada con métodos directos. La evaluacidn en el
laboratorio de la permeabilidad presenta la ventaja de que proporciona las direcciones de
su maximo y minimo valor, los que no proporcionan {as registros geofisicos ni las pruebas
de variacion de presién, pero son Utiles para determinar la variacion de la permeabilidad
de fractura al compararse con los resultados obtenidos en el laboratorio.
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También en cuanto a la evaluacion cuantitativa, los registros geofisicos de pozos
presentan dos meétodos de cdlculo para porosidad, la cual una vez obtenida puede
comparase con los resultados de analisis de muestras de roca. De la misma forma, las
pruebas de variacion de presion también presentan dos métodos de cdlculo de
permeabilidad de fractura, con los cuales también se pueden establecer comparaciones,
teniendo en cuenta que los valores indirectos procedentes de !os registros son valores
medios, muy representativos del medio poroso permeable.

En forma general, los valores de porosidad y permeabilidad calculados con los métodos
descritos pueden presentar diferencias para una misma zona analizada porque los datos
base son obtenidos con herramientas cuyos principios de funcionamiento y radios de
investigacion son muy diferentes; pero se debe tratar de obtener resultados semejantes.

La utilizacién de las tres fuentes de informacién mencionadas en este trabajo depende del
grado de profundidad que se desee tener en cuanto al conocimiento del sistema a
analizar, ya sea que se quiera analizar la vecindad del pozo © un volumen grande de roca.
Sin embargo, es recomendable aplicar los diferentes métodos existentes para la
evaluacién de yacimientos con doble porosidad-doble permeabilidad para poder
determinar la variacion de las dos propiedades analizadas en este trabajo, desde la pared
del pozo hasta donde sea posible. Es recomendable comparar los resultados obtenidos
con las tres fuentes de informacidn, o al menos con dos de ellas, para confirmar la
presencia de fracturas.
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