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LISTA DE ABREVIATURAS

Porcentaje

Porosidad densidad

Densidad

Instituto Americano del Petréleo (American Petroleum Institute)
(densidad)

Barriles

Barriles de petroleo al dia promedio mes

Barriles de petréleo

Barriles de petroleo al dia

Agua y sedimentos (Corte de agua)

Barriles de yacimiento sobre barriles normales
Centipoise

Espacio poroso acumulado invadido por el mercurio.
Pies

Gramos sobre centimetro cubico

Gamma ray

Porcentaje de saturacion de mercurio

Inyeccidn de mercurio a altas presiones (high pressure mercury
injection)

indice de arcillosidad

Espacio poroso invadido por el mercurio.
Permeabilidad

Kilbmetros

Libras sobre pie cubico

Libra fuerza

Metros

Millones de afios

Metro sobre segundo cuadrado

Milidarcies

Minimo

Mili voltios

Nivel de fluido sobre la bomba

Ombhios

Presion

Presion capilar

Presién de desplazamiento

Libra por pulgada cuadrada (pound per square inch)
Tamafo de garganta de poro invadida por el mercurio inyectado.
Resistividad en la zona de petroleo

Resistividad de la zona virgen (zona no invadida)
Resistividad del agua

Dafio de la formacion (Skin)
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Sor
Swi/Swir
usbD

Vg

Vp

Vsh

Vi

Saturacion de petrdleo irreducible
Saturacion de agua irreducible
Doélar estadounidense

Volumen de grano

Volumen de poro

Volumen de arcilla

Volumen total de la roca

22



GLOSARIO

ACRE: medida de superficie equivalente a 43560 pies cuadrados.

AMBIENTE DE DEPOSITACION: es el area en la que, y las condiciones fisicas bajo
las cuales, se depositan los sedimentos, incluida la fuente de los sedimentos.

AMONITAS: grupo extinto de animales invertebrados marinos que aparecieron hace
unos 400 millones de afios (Devonico). Sus conchas fosilizadas a menudo se cortan
y se utilizan como una piedra ornamental. Las amonitas agatizadas son una piedra
preciosa organica popular.

ANTICLINAL: una unidad de estratos plegados que es convexa hacia arriba y cuyo
ndcleo contiene las rocas estratigraficamente mas antiguas, y se produce en la
superficie de la tierra.

ARCILLA (SHALE): roca sedimentaria clastica comun formada por endurecimiento
de una arcilla, arcilla limosa o depdsito arcilloso limoso, con tamafio de grano menor
a 0.0039 mm, suelen estar compuestas por arcilla y limo.

ARENISCA: roca sedimentaria clastica consolidada o roca formada principalmente
por arena cuarzosa, su textura es detritica, sus granos poseen un diametro entre
0.062 a 2 mm, si bien a menudo las areniscas pueden contener feldespatos,
fragmentos de rocas, mica y muchos otros granos minerales adicionales unidos
entre si con silice u otro tipo de cemento.

BIOPERTURBACION: efecto que ejercen las plantas, microorganismos y
macrofauna sobre el suelo, modificando algunas propiedades de este.

BUZAMIENTO: la magnitud de la inclinacion de un plano respecto de la horizontal.

CALCITA: mineral comun compuesto de carbonato de calcio (CaCOs), se puede
formar organicamente e inorganicamente, tiene dureza de 3 y es el componente
principal de la caliza y la creta.

CALIZA: roca sedimentaria carbonatada de origen organico o detritico, su textura
es compacta y rugosa, las particulas encontradas son en su mayoria microfosiles, el
tamafo del grano es variable; visible a simple vista 0 microscopico, compuesta por
al menos 50% de calcita y el resto se compone por dolomita, aragonito y siderita.

CAMPO: es una acumulacion o grupo de acumulaciones de petrdleo en el subsuelo.
Un campo de petroleo esta formado por un yacimiento con una forma adecuada para
el entrampamiento de hidrocarburos, que se encuentra cubierto por una roca
impermeable 0 una roca que actua como sello.

23



CAPA: también llamado estrato es la unidad estratigrafica mas pequefa; por lo
general, posee un espesor de uno 0 mas centimetros.

COLUMNA ESTRATIGRAFICA: representacion gréfica de los distintos tipos de
rocas y de ciertos fendmenos geoldgicos en orden cronoldgico de acuerdo a la
evolucion geoldgica del area de estudio.

CONCORDANTES: estratos paralelos que han experimentado una historia
geoldgica similar y que fueron depositados en sucesion sin ninguna interrupcion. La
naturaleza del contacto entre los estratos depositados en sucesion continua.

CONCRECION: espesamiento por acumulacion de materia alrededor de un ntcleo
0 sobre una superficie; puede ser de origen quimico o bioquimico.

CONGLOMERADO: roca sedimentaria clastica con textura detritica, compuesta de
fragmentos de roca redondeados a sub-angulares de grano grueso mayores de 2
mm, comunmente con una matriz de arena y material mas fino, los cementos
incluyen silice, carbonato de calcio y éxidos de hierro.

CUENCA SEDIMENTARIA: es una depresion de la corteza terrestre, formada por
la actividad tectdnica de las placas, en la gue se acumulan sedimentos; pueden tener
forma de cubeta o de fosa alargada.

DEPRESION TECTONICA: surgen como resultado de fracturas en la corteza
terrestre como producto del choque de las placas tectonicas, las cuales producen
hundimiento de una porcion de la corteza delimitado por fallas.

DISCORDANCIA: una superficie geoldgica que separa los estratos mas modernos
de los estratos mas antiguos y que representa un periodo de ausencia de
depositacion, combinado posiblemente con un proceso de erosion.

DISCORDANTES: se caracterizan por ser secuencias que presentan interrupcion
en la depositacion y se presenta un hiato entre las dos unidades en contacto.

ESMECTITA: es una categoria de minerales de arcilla, posee una estructura
cristalina de tres capas y presentan la caracteristica comun de hinchamiento por
hidratacion cuando se exponen al agua.

ESPESOR: el espesor de una capa o de un estrato de roca sedimentaria, medido

en forma perpendicular a su extensién lateral, presumiendo la existencia de
depositacion sobre una superficie horizontal.
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ESTRATIFICACION CRUZADA: serie de planos de estratificacion inclinados que
guardan alguna relacion con la direccién del flujo de la corriente, con el angulo de
apoyo del sedimento y con la proporcidon de provision del mismo, se puede formar
tanto en dunas subacuéticas, como en las formadas por el viento (dunas edlicas).

ESTRATIGRAFIA: el estudio de la historia, la composicién, las edades relativas y la
distribucion de los estratos, y la interpretacion de los estratos para elucidar la historia
de la Tierra.

FACTOR VOLUMETRICO: volumen de petréleo y gas disuelto en condiciones del
yacimiento dividido por el volumen del petréleo en condiciones normales.

FLUIDO DE COMPLETAMIENTO: es un liquido libre de solidos utilizado para
“terminar" un pozo de petréleo o gas, este fluido facilita las operaciones finales antes
del comienzo de la produccién, esta disefiado para controlar un pozo en caso de
algan imprevisto, sin dafiar la formacion productiva o los componentes de la
terminacion.

FORMACION: una capa mapeable de rocas, es un cuerpo de estratos de un tipo
predominante o una combinacion de diversos tipos.

FOSA TECTONICA (GRABEN): blogque de falla situado en una posicion
relativamente baja, limitado por fallas directas opuestas, se forman en zonas de
rifting o de extension, en las que las fallas directas constituyen el tipo mas comun de
falla.

GEOFISICA: es una rama de las Ciencias de la Tierra que estudia los procesos
fisicos y las propiedades fisicas de la Tierra (composicion de la Tierra, su estructura,
sus campos gravitacionales, magnético, entre otros).

GEOLOGIA DEL PETROLEO: estudia el origen, la formacion y la acumulacion del
petréleo en la naturaleza, asi como también las rocas que la contienen en cuanto a
Su genética y presentacion en la naturaleza.

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: es la disciplina cientifica que se ocupa del estudio de
la deformacion de la corteza tanto a pequefia como a gran escala, junto a la
interpretacion de las estructuras generadas en la corteza terrestre producto de
movimientos propios de la dinamica terrestre.

HIATO: tiempo geoldgico durante el cual no hay sedimentos o estratos.

INFRAYACENTE: formacién que se encuentra debajo de otra.
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LAMINACION PARALELA: se forma por sedimentacion en un fondo plano, que
suele ser horizontal o casi horizontal, se puede dar en 2 tipos de regimenes de flujo
(bajo o alto).

LIMOLITA: roca sedimentaria detritica, textura clastica, su tamafio de grano oscila
entre 1/16 mm hasta 1/256 mm, en su composicion predomina el limo sobre la arcilla.

LITIFICACION: es el proceso por el cual los sedimentos no consolidados se
transforman en rocas sedimentarias.

LODO DE PERFORACION: una serie de fluidos liquidos, gaseosos y mezclas de
fluidos y solidos utilizados en operaciones de perforacién de pozos de sondeo en la
tierra.

LUMAQUELICO: formado por las partes duras y exteriores de fésiles de moluscos
aglomerados por un cemento calizo.

MARCO GEOLOGICO: incluye la estratigrafia, los tipos de roca presentes en el area
de estudio, junto con la geologia del petréleo.

MARGA: roca de tipo detritico-carbonatada, son blandas, de textura a veces
grumosa, compresibles, de fractura mate, astillosa; el tamafio de los granos es
menor a 0.02mm, compuestas por arcillas y carbonato calcico.

MIGRACION: es el movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente
hacia las rocas yacimiento, se produce habitualmente desde un area
estructuralmente baja hacia un area mas alta, debido a la flotabilidad relativa de los
hidrocarburos, en comparacion con la roca adyacente, puede ser local o producirse
a lo largo de distancias de cientos de kilbmetros en las cuencas sedimentarias
grandes.

MONOCLINAL: los estratos presentan una disposicion inclinada en una Unica
direccion, este buzamiento puede deberse a un basculamiento de origen tecténico
0 a uno de adaptacion de los sedimentos a la pendiente del sustrato.

PETROLEO ORIGINAL EN SITIO: es la cantidad inicial de barriles de petréleo
acumulados en un yacimiento.

POZO EXPLORATORIO: es poco o nada lo que se sabe con certeza sobre la
geologia del subsuelo, especialmente el régimen de presién.

PRESION DE BURBUJA: es la presion a la cual sale la primera burbuja del gas en
solucion del petroleo.
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REVOQUE: residuo depositado sobre un medio permeable cuando una lechada, tal
como un fluido de perforacion, es forzado contra el medio bajo presion.

ROCA GENERADORA: una roca rica en contenido de materia organica que, Si
recibe calor en grado suficiente, generara petroleo o gas, las rocas generadoras
tipicas, normalmente lutitas o calizas, contienen aproximadamente un 1% de materia
organica y al menos 0,5% de carbono organico total (TOC).

ROCA RESERVORIO: rocas que poseen la capacidad de almacenar fluidos, con
unas condiciones de porosidad y permeabilidad muy buenas para permitir el paso a
través de ella, las mejores rocas reservorios son las calizas fracturadas y las
areniscas.

ROCA SELLO: roca relativamente impermeable, normalmente lutita, anhidrita o sal,
gue forma una barrera 0 una cubierta sobre y alrededor de la roca yacimiento, de
manera que los fluidos no pueden migrar mas alla del yacimiento.

ROCAS VOLCANICAS: son todas aquellas rocas que se han formado por
solidificacion de un de material rocoso, caliente y mévil denominado magma; este
proceso, llamado cristalizacion, resulta del enfriamiento de los minerales y del
entrelazamiento de sus particulas.

SEPTARIA: roca sedimentaria, se encuentra en ambientes quimicos y detriticos
posee una estructura granular, es de grano fino (< 1 mm), esta constituida
principalmente de calcita (carbonato de calcio), por arcillas (filosilicatos de aluminio
y sodio) y por oxidos e hidroxidos de hierro y de aluminio.

SUPRAYACENTE: formacion que se ubica por encima de otra.

TENSION INTERFACIAL: propiedad de la interfaz entre dos fases liquidas
inmiscibles.

TUBERIA DE REVESTIMIENTO (CASING): tuberia de gran diametro que se baja
en un agujero descubierto y se cementa en el lugar, se baja para proteger
formaciones de agua dulce, aislar zonas de pérdida de circulaciébn o aislar
formaciones con gradientes de presion significativamente diferentes.

VISCOSIDAD: propiedad de los fluidos y las lechadas que indica su resistencia al
flujo, es la relacion entre el esfuerzo cortante y la velocidad de corte, se mide en
centipoise.

YACIMIENTO: cuerpo de roca del subsuelo que exhibe un grado suficiente de
porosidad y permeabilidad para almacenar y transmitir fluidos.
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RESUMEN

TITULO: EVALUACION TECNICO-FINANCIER~A DEL MODELO DE
SATURACION DE AGUA DEL CAMPO ERMITANO USANDO COMO BASE
CURVAS DE PRESION CAPILAR A PARTIR DE INYECCION DE MERCURIO.

El Campo Ermitafio ubicado en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena tiene
historia de produccion de hace méas de 60 afos. La caracterizacion del yacimiento
se ha estudiado por medio de diferentes pruebas de pozo y laboratorio, como lo son:
pruebas de presion, andlisis de ndcleos, toma de muestras de zanja, entre otras. No
obstante, el estudio de la ingenieria final de yacimientos no se ha realizado
completamente debido a la falta de pruebas en todos los pozos y el analisis
correspondiente de cada una de ellas.

Teniendo en cuenta la crisis petrolera que se ha presentado durante los ultimos afios
no se tuvo como prioridad la toma de ndcleos de pozo, sino que se pretendid
determinar las propiedades petrofisicas y demas aspectos geoldgicos con los datos
ya registrados, como es el caso de los Pozos “A” y “B” en donde solamente se han
realizado pruebas de inyeccion de mercurio en muestras de roca a cierta profundidad
y los registros de pozo. La prueba de HPMI (inyeccion de mercurio) permite
determinar la curva de presion capilar evaluada en un proceso de drenaje; en la
actualidad no se ha implementado una metodologia para la correccion de la curva a
un proceso de imbibicion, de igual manera el analisis de resultados de la prueba
implementada en el pozo no se ha desarrollado a su mayor potencial.

Uno de los primeros factores que ajusta el comportamiento real del yacimiento es el
modelo de saturacion de agua implementado para el Campo estudio, el cual fue
realizado sin el andlisis de nucleos o estudios de laboratorio complementarios y se
disefié teniendo en cuenta los caudales de produccién histéricos con el fin de tener
una descripcion aproximada del yacimiento; la incertidumbre en el modelo de
saturacion de agua actual del Campo Ermitafio subestima principalmente los
volimenes en sitio de petrdleo, lo que genera un déficit en la balanza comercial del
petréleo para el pais y sus reservas probadas anualmente, las cuales convierten la
evaluacion del modelo en un item principal de la caracterizacion del yacimiento ya
que generara un aumento en las reservas del campo, teniendo como consecuencia
directa un incremento en las reservas probadas para el pais para el afio 2017.

Palabras clave: Cuenca Valle Medio Magdalena, Permeabilidad relativa, Inyeccion
de mercurio, Presion capilar, Modelo saturacion agua.
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INTRODUCCION

El enfoque de este proyecto esta orientado al estudio y analisis de la informacion de
laboratorio disponible de dos de los Pozos del Campo Ermitafio, ya que como se
habia mencionado, estos no cuentan con estudios de laboratorios completos para
Su correcta caracterizacion, al igual que muchos otros pozos del campo. Las pruebas
de laboratorio realizadas son las de Inyeccién de mercurio a altas presiones, pero
estas solo fueron realizadas en pequefias muestras de roca y no corazones
completos, por lo que sus datos deben llegar a correlacionarse o estudiarse por
separado segun el estrato en la columna litostatica al que pertenezcan. La prueba
HPMI (Inyeccién de mercurio a altas presiones) evalla la obtencion de las presiones
capilares de una muestra en un proceso de drenaje, es decir, describe el proceso
mediante el cual la roca es saturada en su maximo volumen por un fluido
desplazante; pero si se mira desde la realidad del yacimiento, el movimiento de los
fluidos realmente se comporta mediante un proceso de imbibicion, es decir, uno en
donde el fluido no mojante se desplaza de los poros de las rocas ya sea por efectos
hidrodindmicos o por la produccién de alguno de los fluidos constituyentes; por lo
tanto, la prueba de HPMI necesita ser corregida en muchos de los aspectos tedricos
gue la componen para lograr los resultado que realmente deben ser evaluados.

Para dar solucion a lo planteado, se usara informacion del pozo estudio “B” ya que
la informacion de laboratorio que se posee del Pozo “A” es escasa; con ella se haran
correlaciones, las cuales permitiran el ajuste de las curvas de presion capilar,
permeabilidad relativa, y saturacion de agua para asi conocer el comportamiento
real del pozo, con el propésito de realizar dicho ajuste sin necesidad de incluir en los
presupuestos de estudio de yacimiento, pruebas de laboratorio adicionales. Todo
esto llevara a la eleccidén final del modelo de saturacién de agua ajustado lo mas
posible a la realidad del yacimiento, el cual describa de manera acertada los
volimenes reales presentes en el yacimiento y el comportamiento real de los
volumenes de agua dentro de este.

Ahora bien, usando como base la metodologia descrita en esta investigacion y su
posterior evaluacion, se podria considerar como una alternativa viable para aplicar
en otros campos de Colombia en el caso de que se tenga de igual manera
insuficiente informacién del yacimiento, aunado a esto, Ecopetrol S.A busca
soluciones en planteamientos tedricos sin tener que recurrir a inversion, con el
objetivo de obtener como resultado una aproximacion al mayor potencial y
desempeiio del campo.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y financieramente el modelo de saturacion de agua para el Bloque
789 del Campo Ermitafio usando como base los modelos de saturacion tedricos.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.

Describir las generalidades y geologia del Campo Ermitafio de la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena.

Desarrollar el modelo petrofisico para los Pozos “A” y “B” con base en los
registros de pozo respectivos.

Describir los conceptos basicos referentes a la obtencion de las curvas de
permeabilidad relativa y modelos de saturacion de agua existentes para la
descripcion correcta de los yacimientos.

. Determinar la geometria poral, estructura de la roca y porosidad por medio de los

resultados obtenidos en la prueba HPMI (Inyeccion de mercurio a altas
presiones).

Obtener la curva de presion capilar para el proceso de drenaje basada en los
resultados de la prueba HPMI.

6. Transformar el sistema de presion capilar de drenaje a imbibicion.

7. Determinar el modelo de saturacion de agua por medio del andlisis de resultados

de la prueba HPMI.

Comparar los modelos de saturacion de agua teoricos con el obtenido mediante
la prueba HPMI.

Seleccionar el modelo de saturacién de agua adecuado para un yacimiento de
arenas arcillosas

10.Validar el modelo de saturacion de agua seleccionado por medio de la

comparacion de los caudales de produccién iniciales estimados frente a los
historicos.

11.Estimar el incremento de volumen de petrdleo en el yacimiento a partir de la

seleccion del modelo de saturacién de agua.

12.Evaluar la viabilidad financiera de la perforacién de nuevos pozos que permitan

la extraccion de los nuevos voliumenes en sitio, mediante el indicador financiero
Valor Presente Neto (VPN).
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO ERMITANO

En este capitulo se describe la historia, localizacion, marco geoldgico e historia de
produccion del Campo Ermitafio, ubicado en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO ERMITANO

A la empresa Texas Petroleum Company en el afio 1929 le fueron otorgadas las
Concesiones Guaguaqui-Teran, de las cuales el Campo Ermitafio hacia parte, ya
que posteriormente en noviembre de 1986 pas6 a la administracion de Ecopetrol
S.A; Texas Petroleum Company adquirié en el Valle Medio del Magdalena 127.205
hectareas de terreno, la mayor parte en zona de Boyaca.

Durante la etapa exploratoria que tuvo inicios en diciembre de 1945, empezé la
perforacion del pozo exploratorio Velasquez-1, con una profundidad final de 8455 ft?.
El Pozo Ermitafio-1 se perforé a una profundidad de 5774 ft, en este evento ocurrido
en noviembre de 1954 se encontré crudo y se completd en la Formaciéon Mugrosa,
en octubre de 1956 se logré perforar el pozo Ermitafio-7 a una profundidad que
alcanzoé los 6289 ft y en la Formacion Mugrosa se realizé el completamiento como
productor, en noviembre de 1956 se manifestd la comercialidad el Campo Ermitafio
entrando en la fase de produccion.

A julio de 2017 el Campo tiene un area aproximada de 5.400 acres, la operadora
continta siendo Ecopetrol; se encuentra activo y en produccion.

1.2 LOCALIZACION DEL CAMPO

En Colombia, mas especificamente en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena se
encuentra ubicado el Campo Ermitafio en el departamento de Boyacé situado sobre
el costado oriental del Rio Magdalena a 240 km de Bogota D.C. y jurisdiccion del
Municipio de Puerto Boyacé a 271 km de Tunja.

IECOPETROL, S. A. Geologia Campo Ermitafio. Bogota D.C. 2016.
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Unicamente por via terrestre se puede acceder al Campo, saliendo desde Bogota
D.C se toma la Avenida Calle 80 hacia el occidente hasta la Ruta Nacional 50
(Bogota — La Vega), en direccion noroccidente continuando por la Ruta 50 por 100
km hasta llegar al municipio de Guaduas, luego se toma la Calle 2 hacia el occidente
durante 1,5 km hasta la glorieta tomando la primera salida hacia la Ruta 56 en
direccion nororiente por la via Guaduas—Caparrapi, por 36 km continuando por la
Ruta 56 hacia el norte hasta que se convierte en la Ruta de Sol, siguiendo durante
24 km por esta ruta hasta encontrar la salida para la Troncal de la Paz (Ruta 45) ya
en la ruta y por un trayecto de 51 km al norte se llega al municipio de Puerto Boyaca
y por ultimo continuando en la Ruta 45 se llega a la via de acceso principal del
Campo Ermitafio.

1.3 MARCO GEOLOGICO

A continuacion, se presenta la estratigrafia, la geologia estructural y la geologia del
petroleo del Campo Ermitafio.

1.3.1 Columna estratigrafica. La Figura 2 presenta la columna estratigrafica
generalizada para la Cuenca y el Campo Ermitaiio, cabe aclarar que en el
Campo no se encuentra la seccion del Cretaceo inferior al Eoceno, asi
mismo se destacan los principales elementos del sistema petrolifero
asociados al Campo.
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Figura 1. Localizacion del Campo Ermitafio.
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada del Valle Medio del Magdalena y el Campo Ermitafio.
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1.3.2 Estratigrafia. En esta seccion se describen las unidades estratigraficas desde las
mA&s antiguas a las mas recientes que estan presentes en la Cuenca del Valle Medio
del Magdalena, haciendo énfasis en lo encontrado en los pozos de estudio “A'y “B”
del Campo Ermitafio.

1.3.2.1 Formacién Jordan. Con base en dataciones radiométricas se le ha
asignado una edad de 196 m.a. situandola en el limite Tridsico — Jurasico. La
formacién Jordan esta constituida por areniscas grises verdosas de grano grueso a
ligeramente conglomeraticas, con estratificacidn cruzada, intercalada con niveles
arcillosos. Hacia el tope presenta intercalaciones de limolitas marrén rojizas con
areniscas de grano fino?. Su espesor promedio en la columna estratigrafica de la
cuenca del Valle Medio del Magdalena es de menos de 400 m; El ambiente de
depositacion es fluvial. Sus contactos con la infrayacente formacion Bocas y la
suprayacente formacién Girdén son concordantes.

1.3.2.2 Grupo Girén. Data del Jurasico, Hettner (1982) lo designa un conjunto grueso de
areniscas, conglomerados y limolitas de color marrén rojizo. Litolégicamente la
formacién Giron se caracteriza por presentar capas competentes de conglomerados
y de areniscas cuarzo feldespaticas de colores crema verdoso, con predominio del
color rojo intercaladas con lodolitas violetas masivas®. Su espesor promedio en la
columna estratigrafica de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena es de 3000 a
4500 m. Se deposité en un ambiente fluvial, la Formacion Los Santos la infrayace
concordantemente y la Arenisca de Arcabuco la suprayace con un contacto
discordante®.

1.3.2.3 Formacién Los Santos. La edad de esta formacion ha sido determinada
por Etayo y Rodriguez (1985) con base en dataciones sobre fragmentos de rocas
volcénicas, segun el método K/Ar dando 127 m.a. perteneciente al Cretaceo Inferior
(Berriasiana). Consta de areniscas medianas a gruesas, blancas amarillentas,
areniscas cuarzosas conglomeraticas, lodolitas con algunos guijos de cuarzo y
caliche, en capas con geometria tabular, laminacion paralela, bioperturbacién en
algunos niveles (Cediel, 1968). Laverde le asigna un espesor de 218 metros en el
sector del Roto. La naturaleza terrigena de los sedimentos y el tipo de estratificacion
permiten deducir un ambiente de depositacion continental, el Grupo Girén infrayace
concordantemente a la Formacion Los Santos y suprayace concordantemente a la
Formacién Rosa Blanca®.

2 GEOTECNOLOGIA Ltda, Documento de diagnéstico amenazas de inundacién y erosién en el Rio
de Oro. Santander. Mayo 2005. p. 4.

8 Ibid., p. 5-6.

4 JULIVERT, M. Léxico Estratigrafico internacional. Volumen V, fasciculo 4a. Paris: Centre National
de la Recherche Scientifique, 1968. p. 255 - 263.

5 Ibid., p. 127.
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1.3.2.4 Formacion Rosa Blanca. Se estima que su edad es del Cretaceo inferior
entre el Hauteriviano - Barremiano, la formacion se compone de calizas, dolomias
grises, intercalaciones de caliza marrén que tiene nivel margoso, shales con
intercalacion de calizas, nivel arenoso y nivel lumaquélico, un espesor de 300 a
1000 m aproximadamente, su ambiente de depositacibn es marino somero,
infrayace a la Formacion Paja y suprayace concordante a la Formacién Los Santos®.

1.3.2.5 Formacién Paja. La edad de la formacion corresponde al periodo del
Cretéaceo inferior entre el Barremiano — Aptiano, consiste de una sucesion de shales
negras, ligeramente calcireas y micaceas, la seccion inferior de esta formacion
contiene concreciones de caliza, septarias y vetas de calcita, el espesor varia entre
un minimo de 125 m y un maximo de 625 m, su ambiente de depositacion es marino
somero, la unidad suprayace a la Formacion Rosa Blanca con un contacto neto e
infrayace a la Formacién Tablazo con contacto de transito algo gradual’.

1.3.2.6 Formacion Tablazo. Data desde el Aptiano superior al Albiano inferior,
consta de una sucesion de calizas duras, azuladas, muy fosiliferas y margas, con
predominio de las calizas en la mitad superior y de las margas en la mitad inferior.
El espesor de esta formacion varia entre 150 y 420 m, su ambiente de depositacion
es marino profundo, suprayace a la Formacion Paja con un contacto concordante y
gradual, infrayace concordante con la Formacién Simiti8,

1.3.2.7 Formacion Simiti. Data del Cretaceo inferior (Albiano), consiste en shale
gris 0 negra, localmente calcarea y concrecionaria, los nédulos son generalmente
fosiliferos y localmente contienen petréleo, asi como las camaras de los amonitas,
cerca del techo de la formacion se encuentran capas delgadas de conglomerados
formadas por cantos pequefios, nédulos de fosfatos, dientes de pez y arena, su
espesor varia entre 250 y 650 m, su ambiente de depositacidbn es marino poco
profundo, la Formacién Simiti infrayace concordantemente a la Formacién La Luna
y suprayace a la Formacion Tablazo de manera concordante®.

6 Ibid., p 419 - 420.
7 Ibid., p 363 - 364.
8 Ibid., p 444 - 445.
9 Ipid., p. 437.
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1.3.2.8 Formacion El Salto. Pertenece al periodo Cretaceo superior entre las eras
Albiano superior— Cenomaniano, se compone de una caliza arcillosa, gris oscura en
seccion fresca, dura, con multitud de intercalaciones finas de shale oscura, calcarea
y localmente con nédulos, el espesor en la seccién tipo es de 50 m, aunque en
Casabe aumenta hasta 125 m, el ambiente de depositacion de marino vy litoral a
continental, suprayace a la Formacion Simiti su contacto es concordante y neto e
infrayace también concordantemente con el Miembro Salada, de la Formacion La
Luna?®.

1.3.2.9 Formacion La Luna. Con una edad del Turoniano al Santoniano (Cretaceo
Superior), esta compuesta por una sucesion de shale calcarea, negra, fosilifera con
concreciones calizas negras, se subdivide en tres miembros: Salada con una
descripcion de arcillolitas calcareas, negras, duras, laminares, con concreciones y
lineas de pirita, mezcladas con caliza, Pujamana que consta de shale gris o negra
calcarea y Galembo miembro superior de la formacién, se trata de una shale
calcarea alternando con finas capas de caliza y con numerosos nodulos discoidales
de caliza, el espesor varia entre 60 - 560 m, se presume que su ambiente de
depositacion es marino poco profundo, la Formacién La Luna suprayace a la Caliza
El Salto e infrayace con un contacto discordante a la Formacién Umiri?,

1.3.2.10 Formacién Umir. Del Cretaceo superior (Campaniano - Maestrichtiano),
la parte inferior de la formacién se compone de lutitas en laminas delgadas, de color
gris oscuro, gris azuloso a negro, con delgadas laminas carbonaceas y micaceas,
la parte superior consta de lutita blanda, gris oscura, en capas delgadas con
numerosas laminitas de carboén, ldminas delgadas de mineral de hierro, arenisca de
grano fino y limonita, su espesor aproximadamente es de 230 a 1000 metros, su
ambiente de depositacion es marino, suprayace discordantemente a la Formacion
La Luna e infrayace concordantemente a la Formacién Lisama'?.

1.3.2.11 Formacion Lisama. La edad de esta unidad corresponde al periodo del
Paleoceno, consta de shales abigarradas de color rojo, pardo, gris, con
intercalaciones de areniscas masivas grisaceas, de grano medio a fino que se hace
mas grueso hacia la parte superior de la formacién, su espesor varia entre 80 - 800
metros, su ambiente de depositacion es lagunar y deltaico, suprayace a la
Formacion Umir presentando un contacto normal y transicional, infrayace al el
Miembro Toro de la Formacién La Paz el contacto esta determinado por una
discordancia regional bien marcada.!?

10 1bid., p. 424.

11 1bid., p. 254, 301- 303, 402- 403, 422 - 423.

12 1bid., p. 458 - 459.

13 DE PORTA, J. Léxico Estratigrafico internacional. Volumen V, fasciculo 4b. Paris: Centre National
de la Recherche Scientifique, 1974. p. 327 - 328.
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1.3.2.12 Formacién La Paz. La Formacion La Paz tendria una edad comprendida
entre el Paleoceno y el Eoceno medio, es la base del grupo Girdn, consta de
areniscas masivas, conglomeraticas, de color gris claro, con estratificacion cruzada,
con intercalaciones dispersas de limonitas y shales que se encuentran
principalmente en los dos tercios inferiores de la formacion, segun Germeraad,
Hopping y Muller, su espesor varia entre 50 y 660 metros, su ambiente de
depositacion es terrestre con influencia de rios trenzados, infrayace a la Formacion
Esmeraldas con un contacto concordante y transicional, suprayace discordante con
la Formacion Lisama?4.

1.3.2.13 Formacién Esmeraldas. Pilsbry y Olsson dieron a esta unidad una edad
del Eoceno superior, litolégicamente consta de areniscas y limolitas compactas
dispuestas en capas muy delgadas o laminas, micaceas, de grano fino y de color
gris, que alternan con shales gris oscuras que localmente pueden presentarse
moteadas de rojo, purpura y marrén, algunos lentejones de carbon pueden
presentarse dispersos, tiene un espesor que varia entre 130 metros y 1000 metros,
su ambiente de depositacion es deltaico con influencia lagunar, suprayace
concordante a la Formacion La Paz con un limite transicional e infrayace
concordantemente a la Formaciéon Mugrosa®®.

1.3.2.14 Formacién Mugrosa. Segun Germeraad la edad de la Formacion es
Eoceno superior, la parte inferior de la formacién consta de areniscas de grano
medio a fino, raramente grueso, que estan intercaladas con shales de color azul o
gris, la parte media consta de shales masivas moteadas con algunas intercalaciones
de areniscas de grano fino, en la parte superior se encuentran areniscas a veces
con cantos que se intercalan con shales moteadas, tiene un espesor que varia entre
600 metros y 800 metros, su ambiente de depositacién es fluvial, infrayace
concordante a la Formacién Colorado y suprayace concordantemente a la
Formaciéon Esmeralda?®.

1.3.2.15 Formacion Colorado. Con la informacion proporcionada por Pilsbry y
Olsson de unos moluscos fésiles se establecio que la edad de esta formacion es del
Oligoceno, consta predominantemente de arcillas de color gris claro, purpuras y
moteadas de rojo, con intercalaciones de areniscas en bancos de espesor variable
con estratificacion cruzada, tiene aproximadamente de 300 a 1500 m de espesor,
su ambiente de depositacion es fluvial, suprayace concordante con la Formacién
Mugrosa e infrayace al grupo Real con un contacto discordante?”.

14 |bid., p. 307

15 |bid., p. 198 - 199.
16 |bid., p. 373 - 374.
17 |bid., p. 142 - 144.
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1.3.2.16 Grupo Real. Segun Olsson su edad es del Mioceno su composicion
consta de un conjunto formado por conglomerados, areniscas y shales que se
encuentran comprendidos entre la Formacion Colorado del Grupo Chuspas en la
base y el Grupo Mesa en la parte superior. Su espesor varia entre 300 — 1300 m,
su ambiente de depositacion es fluvial, suprayace a la Formacién la Cira con un
contacto de caracter discordante e infrayace concordantemente a la Formacién
Mesa's,

1.3.2.17 Formacion Mesa. La edad de la formacion es del Mioceno al Plioceno,
para Buttler la Formacion Mesa es una unidad bien estratificada que consta de
abundante material volcanico representado por andesita, dacita, piedra pomez,
ceniza volcénica, asi como cuarzo, filitas y rocas metamorficas, su espesor varia
entre 100 - 400 m, la Formacion Mesa suprayace concordantemente al Grupo
Real'®.

1.3.3Geologia estructural. La Cuenca del Valle Medio del Magdalena es una
cuenca intramontana que “constituye una depresién tecténica asimétrica”®, con la
presencia de un monoclinal suave con buzamiento en direccion sureste, afectado
por fallas normales.

Los esfuerzos predominantes en la Cuenca son de tipo distensivos y compresivos,
los cuales dieron lugar trampas de tipo estructural en el costado oriental y en el
costado occidental trampas mixtas?!, también depresiones que en ambos lados
presentan fallas normales (graben), fallas inversas (esfuerzos compresivos) por el
posicionamiento de la Cordillera Occidental.

Desde el punto de vista estructural el Campo Ermitafio consiste en un monoclinal,
el cual tiene un buzamiento aproximado de 6° en direccion Norte/Sur y se encuentra
atravesado por la Falla Velasquez (limite oeste). Adicionalmente hay un grupo de
fallas de rumbo en direccion Oeste/Este que dividen el Campo Ermitafio en cinco
bloques/yacimientos.

Los desplazamientos de rumbo al oriente de la Cordillera Central, asi como las
deformaciones locales al oeste de la Cordillera Oriental, influyeron en el estilo
estructural de Ermitafio??.

1.3.4Geologia del petréleo. En esta seccion se presenta la roca generadora, roca
reservorio, roca sello, migracion y trampa, principales parametros involucrados en
el sistema petrolifero de la Cuenca y por lo tanto del Campo.

18 |bid., p. 356 - 352.

19 |bid., p. 414-418.

20 MOJICA, J. y FRANCO, R. Estructura y Evolucién Tecténica del Valle Medio y Superior del
Magdalena. Geologia Colombiana no. 17. Bogota D.C. 1990, p. 56.

2 bid., p. 60.

22 ECOPETROL S.A. Geologia Campo Ermitafio., Op. Cit. 2016.
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1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

El Campo Ermitafio inicié su produccién no oficial en 1954, con 425 BPD, de un
crudo pesado (18,2° API) proveniente de la Formacion Mugrosa. El Campo Ermitafio
entro oficialmente en produccion en noviembre del afio 1956 aunque histéricamente
la produccion de gas no ha sido medida de manera constante; posteriormente con
el objetivo de mejorar la recuperacion de volimenes entre los afios 1966 y 1967 se
llevé a cabo un proyecto de inyeccion ciclica de vapor dando buenos resultados.

Otro proyecto de inyeccion se abrié paso en 1994, pero este consistia en la
inyeccion de aguas residuales producidas, con el objetivo de cumplir las normas
gubernamentales para la preservacion ambiental, para este proyecto fue necesaria
la construccién de una planta de inyeccién de agua?®3.

El 100% del POES esta contenido en los Bloques 123, 456, 789, 1011 y 121314,
los cuales pertenecen a la Formacion Colorado y Mugrosa con viscosidades que
oscilan entre 167 cP y 243 cP respectivamente, son yacimientos de crudo pesado
con una gravedad API promedio de 18° API?,

1.4.1Método de produccién. EI Campo Ermitafio inici6 su produccion por
recuperacion primaria en 1956, su método de produccion principal es gas en
solucién; los pozos productores a julio de 2017 cuentan con un sistema de
levantamiento artificial por medio del bombeo mecanico que utiliza una unidad de
bombeo para transmitir movimiento a la bomba de subsuelo, a través de una sarta
de varillas y la energia suministrada por un motor?®, adicionalmente 45 pozos
cuentan con bombas electrosumergibles que permiten la extraccion de manera mas
efectiva debido a los bajos cortes de gas.

El bombeo electrosumergible es un sistema de levantamiento artificial que utiliza un
sistema de bombeo de fondo de pozo accionado eléctricamente. El sistema de
bombeo consta de secciones de bombas centrifugas de varias etapas que pueden
ser configuradas especificamente para adecuarse a las caracteristicas de
produccion y de pozo de una aplicacion dada?®.

23 ECOPETROL S.A. Plan de Desarrollo Campo Ermitafio Cuenca Valle Medio del Magdalena.
Bogota D.C, 2010. p. 159.

24 |bid., p. 13.

25 |bid., p. 162.

26 SCHLUMBERGER. Bomba eléctrica sumergible. En: Qilfield Glossary. [En linea] [Citado el 06 de
febrero de 2018] Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/e/electric_submersible_pump.aspx.
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1.4.2 Tiempo de produccion. El tiempo de produccion del campo Ermitafio es de
aproximadamente 60 afnos, teniendo el ailo 1956 como fecha de inicio a julio de
201777,

1.4.3 Numero de pozos. El Campo cuenta con 354 pozos perforados, 111 son
pozos inactivos lo que corresponde al 31,4% del total, siete pozos estan adecuados
para el monitoreo de la presién, seis pozos catalogados como “disposal” de aguas
residuales, 14 pozos abandonados y los 218 restantes son productores activos?,

1.4.4 Produccion acumulada. En la Gréfica 1 se puede observar la produccion
acumulada desde finales de 1956 a febrero del 2017 del Campo Ermitafio, la
produccion mas alta de petréleo registrada es de 18761,6 BPD en agosto de 1961,
posteriormente la produccion de crudo decae alcanzando su punto mas bajo en
1996 con 4189 BPD, por otro lado, Ecopetrol disefié un plan de perforacion
avanzada para que asi en el afio 2007 aumentara la produccion diaria del campo.

27 |pid., p. 162.
28 |pid., p. 70.

41



Gréafica 1. Produccion acumulada del Campo Ermitafio.
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2. ANALISIS PETROFISICO

El analisis petrofisico une conocimientos de ingenieria de petréleos, geofisica y
geologia, los cuales permiten determinar las principales propiedades de la roca y
los fluidos presentes, como lo son los conceptos de porosidad, permeabilidad,
volumen de arcillas y saturacion de agua irreducible. El presente capitulo tiene como
objetivo desarrollar el modelo petrofisico para los pozos “A” y “B” del Campo
Ermitafio teniendo como base los resultados obtenidos en los registros de pozos
tomados al momento de la perforacion, la aplicacion de las ecuaciones tedricas
descritas a continuacion y las acotaciones necesarias a cada una de estas, respecto
a los valores maximos y minimos que se pueden encontrar en el Bloque 789 del
Campo Ermitafio. Este andlisis permitira conocer las propiedades y conceptos
necesarios para la evaluacion correcta del modelo de saturacion de agua del Bloque
789 del yacimiento.

El modelo petrofisico a desarrollar determina las diferentes propiedades a cada una
de las profundidades en donde fueron tomadas las muestras para el posterior
analisis mediante pruebas HPMI, las cuales seran descritas en el siguiente capitulo.

2.1 REGISTROS DE POZO

Los registros de pozo son mediciones realizadas en los pozos petroleros para
determinar la variacion de alguna propiedad fisica o quimica en funcién de la
profundidad o del tiempo. El estudio de estos registros permite obtener propiedades
petrofisicas del yacimiento y su posterior modelacién, optimizando la
caracterizacion y manejo del pozo. A continuacion, se describiran algunos de los
registros tomados en los Pozos “A” y “B” que permitiran la descripcion petrofisica
del Bloque 789 del Campo Ermitafio.

2.1.1Potencial espontaneo (SP). El registro de potencial espontaneo es una
medida de la diferencia del voltaje directo (DC) entre el potencial natural de un
electrodo que se mueve hacia abajo y uno localizado en la superficie, medido en
milivoltios. Este registro es influenciado por parametros del pozo, como el tipo de
lodo usado, Unicamente puede ser utilizado en medios conductivos (lodos base
agua). Su funcién principal se basa en detectar zonas permeables y sus limites,
conocimiento de la resistividad del agua (Rw) y el volumen de shale presente en las
zonas permeables®.

29 FAKHRY A. Assaad. Field Methods for Petroleum Geologists: A Guide to Computerized Correlation
Charts Application in North Africa. Estados Unidos. 2009, p. 45.
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Los registros de potencial espontaneo de los Pozos “A” y “B” (Gréfica 2) muestran
los resultados obtenidos en la corrida de registros al momento de ser perforados.
Para efectos académicos de esta investigacion el registro de los Pozos “A” y “B” se
toman como iguales debido a que la toma del registro del Pozo “A” fue insatisfactoria
y no se obtuvieron datos reales del comportamiento del pozo respecto a sus
unidades litoldgicas.
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Grafica 2. Registros de Potencial espontaneo para los Pozos “A” y “B”.
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2.1.2 Rayos Gamma (GR). La radiacién natural de las formaciones se debe a la
desintegracién nuclear de los &tomos como el potasio 40, el torio y el uranio. La
medida de cada uno de ellos mediante la lectura de radiacion espectrofotométrica
es una variable que identifica los elementos presentes, por ende, da caracteristicas
especificas de algunas rocas. El registro de rayos gamma convencional no
discrimina los rayos detectados que viene de la formacion, el nivel de radioactividad
medido, depende de la gravedad especifica de la formacion, la existencia del casing
y del lodo de perforacion o el fluido de completamiento. La radioactividad aumenta
en las zonas que contienen arcillas y disminuye en formaciones de arenas limpias,
dolomitas y calizas®°.

La determinacion de las zonas permeables y de arenas limpias en el presente
trabajo investigativo se seleccionan teniendo en cuenta los valores obtenidos de
rayos gama para los Pozos “A” y “B”. Se determinan los valores de gamma ray
minimo y gamma ray del shale para el calculo de los volumenes de arcilla dando
como resultado valores de gamma ray minimo de 22,58 y 24,924 °AP| y de gamma
ray maximo 82 y 94 °API para los pozos estudio “A” y “B” respectivamente (Gréfica
3).

Se tienen registros de rayos gamma convencionales y corregidos (sin medicién de
uranio), sin embargo, solo se tendran en cuenta los convencionales ya que el
yacimiento estudio se encuentra tipificado como arenas arcillosas y la cantidad de
uranio (representante principal de volumenes de arcillas) es relevante en la
formulacion de las conclusiones para la determinacion de las zonas permeables e
impermeables.

30 DESBRANDES, Robert. Encyclopedia of well logging. Paris: Springer Netherlands. Institut francais
du petrol publications, 1985. p. 152-153.

46



Grafica 3. Registros de Rayos Gamma para los Pozos “A” y “B”.
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Fuente: Registros de Pozo Campo Ermitafio, Ecopetrol S.A.
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2.1.3Neutrén (NPHI). Los registros neutron miden la porosidad de las formaciones
basados en la cantidad de hidrogeno que se encuentren presente en ellas. Los
fluidos de la formacion (a excepcion del gas) pueden ser identificados ya que el
agua y el petréleo tienen aproximadamente el mismo contenido de hidrégenos, a
diferencia del gas que posee menos hidrégenos por unidad de volumen. Cuando se
encuentran zonas de gas en los yacimientos los registros de neutrén tienden a
subestimar la porosidad de las formaciones.3!

Los registros neutrén varian en rangos de 20 — 50% para el pozo estudio “A” y entre
20 — 55% para el pozo estudio “B” (Grafica 4). A continuacién, se grafican los
resultados obtenidos del registro neutrdn realizado por Ecopetrol para los Pozos “A”
y “B”.

31 EVENICK, Jonathan. Introduction to Well Logs & Subsurface Maps. Estados Unidos: PennWell
Corp. 2008. p. 21.
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Gréfica 4. Registros Neutrén para los Pozos “A” y “B”.
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Fuente: Registros de Pozo Campo Ermitafio, Ecopetrol S.A.
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2.1.4Densidad (RHOB). El registro de densidad mide la porosidad de la formacién
basado en la densidad de la formacion y del fluido de perforacién en g/cm3. La
porosidad estandar se calcula a partir de:

Ecuacioén 1. Porosidad estandar.

Pcrano — RHOB

PGRANO — PFLUIDO

Ppen =

Fuente: EVENICK, Jonathan. Introduction to
Well Logs & Subsurface Maps. Estados
Unidos: PennWell Corp. 2008. p. 20.

Donde:

@ pen:  Porosidad estimada por el registro de densidad (Fraccion)
p crano: Densidad de la matriz (g/cm3)

RHOB: Densidad leida por el registro (g/cm?3)

p FLuibo: Densidad del fluido presente en la formacién (g/cm?)

Las porosidades pueden ser sobreestimadas en zonas de gas debido a que la
lectura del registro de densidad serd menor. Las formaciones de lutitas y carbon
comunmente tienen valores de densidades bajos y las arenas y los carbonatos
valores altos®2. Algunos valores tipicos de densidades son:

Tabla 1. Valores tipicos de densidad.

Unidad Densidad (g/cm?®)
Shale 2.4-26
Arenisca 2.65
Caliza 2.71
Dolomita 2.87
Sal 2.03
Fluido de perforacién 1-11
Agua 1

La Ecuacion 1 en este trabajo investigativo se usara como férmula de prediccion de
la porosidad para cada una de las formaciones, los registros de densidad para los
Pozos “A” y “B” se presentan a continuacion.

32 EVENICK, Jonathan. Op cit., p. 20.
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Gréfica 5. Registros de densidad para los pozos “A” y “B”.
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Fuente: Registros de Pozo Campo Ermitafio, Ecopetrol S.A.
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2.1.5Resistividad. Los registros de resistividad son registros eléctricos que
permiten determinar la presencia de un fluido determinado y los contactos agua-
petréleo, de igual manera permiten definir zonas permeables debido a que la matriz
no es conductiva. La habilidad de la roca para conducir corriente es funcion directa
del agua en los poros puesto que la presencia de sal en su composicion la vuelve
altamente conductiva, a diferencia del petréleo que es altamente resistivo haciendo
que el valor leido por la herramienta sea mayor3,

Existen diferentes clases de registros de resistividad, su diferencia mas significativa
esta relacionada con el alcance que tienen dentro de la formacion, las lecturas se
pueden dar: en la cara del pozo, en la retorta, en la zona lavada, en la zona de
transicion o en la zona virgen (Figura 3).

La lectura de los registros de resistividad de la zona virgen (Rt) permite determinar
propiedades mas exactas en los yacimientos debido a que no poseen ninguna
interferencia por parte del lodo de perforacion, el revoque o su intrusion dentro de
esta. Las mediciones de Rt seran usadas en este trabajo de grado como valores
fundamentales en la estimacion del modelo de saturacibn de agua, como se
presentara en los siguientes capitulos. Las mediciones del registro de resistividad
de la zona virgen de los Pozos “A” y “B” (Grafica 6) se muestran a continuacion.

33 FAKHRY A. Assaad. Op cit., p. 46-47.
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Figura 3. Lecturas de los registros de resistividad.
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Grafica 6. Registros de resistividad en la zona virgen (Rt) para los Pozos “A” y “B”.
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2.2 PORCENTAJE DE ARCILLA (VSHL)3

El volumen de arcilla es una aproximacion del porcentaje de arcilla que se encuentra
presente en cada una de las formaciones. Es de gran relevancia conocer este
indicador puesto que los volimenes de arcillas en las formaciones afectaran los
registros de pozo y las propiedades de las rocas en donde se encuentren presentes.
La determinacion de este volumen puede ser mediante diferentes registros de pozo,
como el SP o rayos gamma, para efectos de este trabajo investigativo y teniendo
como base las investigaciones de los autores que seran nombrados a continuacion,
se tomara el registro de rayos gamma como indicador de este volumen.

2.2.1Modelo lineal. EI modelo lineal toma como referencia los valores minimos y
maximos leidos en el registro de rayos gamma, los cuales hacen referencia a los
valores del shale (el valor mas elevado) y el valor para las arenas limpias (el valor
mas bajo). La relacion directa entre la diferencia entre los valores de shale y arena
y la diferencia respecto al medido dara como resultado el volumen de shale de la
formacion. Cabe notar que la estimacion lineal no tiene en cuenta ninguna propiedad
intrinseca de la roca y que puede ser aplicada a cualquier tipo de formacion.

Ecuacion 2. Modelo lineal para porcentaje de
arcilla.

— . = GRlog - GRmin
h — {GR —

GRshale - GRmin

Fuente: KNODEL, Klaus; LANGE, Gerhard;

VOIGT, Hans-Jurgen. Environmental Geology:

Handbook of field methods and case studies.
Berlin: Springer-Verlag Berlin Heidelberg, 2007.

Vs

p. 462.
Donde:
Vsh: Porcentaje de arcilla en la formacion (%)
lgr: Indice de arcillosidad (%)

GRiog Valor leido en el registro
GRmin: Valor minimo en el registro total el pozo (Arenas limpias)
GRshale: Valor maximo en el registro total del pozo (Lutitas)

34 KNODEL, Klaus; LANGE, Gerhard y VOIGT, Hans-Jurgen. Environmental Geology: Handbook of
field methods and case studies. Berlin: Springer-Verlag Berlin Heidelberg, 2007. p. 462-471.
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Cabe resaltar que para efectos de la determinacidon de los volumenes de arcilla y
teniendo en cuenta los registros presentados con anterioridad de rayos gamma para
los Pozos “A” y “B” (Tabla 2) los valores maximos y minimos medidos fueron:

Tabla 2. Valores de referencia de los registros de Rayos Gamma para los

Pozos “A” Yy “B”.
Pozo GRmin GRshale
A 22,5834 82
B 24,924 94

2.2.2 Modelo de Clavier. El modelo de Clavier® plantea una relaciéon exponencial
entre el indice de arcillosidad y una serie de constantes determinadas en sus
estudios realizados en 1971 de la siguiente manera.

Ecuacién 3. Modelo de Clavier.

Ve = 1,7 — (3,38 — (Igg + 0,7)2) %5

Fuente: KNODEL, Klaus; LANGE, Gerhard y
VOIGT, Hans-Jirgen. Environmental Geology:
Handbook of field methods and case studies.
Berlin: Springer-Verlag Berlin Heidelberg, 2007.
p. 463.

Donde:

Vsn: Porcentaje de arcilla en la formacion (%)
lgr:  Indice de arcillosidad (%)

2.2.3 Modelo de Larionov. El desarrollo del modelo de volumen shale de
Larionov®® planted una relacion matematica para los diferentes tipos de rocas, entre
estas se encontraban las rocas muy viejas o las rocas del terciario, guiandonos de
la columna estratigrafica descrita en el capitulo anterior y haciendo énfasis en las
rocas depositadas en el terciario se tomaron las constantes respectivas descritas
en la investigacion de Larionov, quedando la relacion matemética de la siguiente
manera:

35 KNODEL, Klaus; LANGE, Gerhard y VOIGT, Hans-Jiirgen. Op. cit., p. 462-463.
36 |bid, p. 463-464.
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Ecuaciéon 4. Modelo de Larionov.

23,7 XIGrR _ 1

VSh - 23,7 _ 1
Fuente: KNODEL, Klaus. LANGE,
Gerhard. VOIGT, Hans-Jirgen.

Environmental Geology: Handbook of
field methods and case studies. Berlin:
Springer-Verlag Berlin Heidelberg, 2007.
p. 463.

Donde:

Vsn: Porcentaje de arcilla en la formacion (%)
lgr:  Indice de arcillosidad (%)

A continuacion, se presenta la Gréafica 7 mediante la cual se compara de manera
esquematica la diferencia en el calculo entre ellas.

Grafica 7. Comparacion de los métodos de calculo de volimenes

de arcilla.
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Fuente: E. Crain, Crain's Petrophysical Handbook, Spectrum, 2012.
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2.3 PROPIEDADES DE YACIMIENTO

2.3.1Porosidad. La porosidad se define como el espacio vacio creado a través de
los lechos entre los granos, llamado espacio intersticial, est4 ocupado por fluidos,
ya sean liquidos o gases. Esto puede expresarse en forma matematica como3’:

Ecuacioén 5. Porosidad.

4
d)—vt—

Fuente: TIAB. Djebbar.
Petrophysics: Theory and
practice of measuring reservoir
rock and  fluid transport
properties. Segunda edicion.

Estados Unidos: Gulf
Professional Publishing. 2004, p.
88.

Donde:

¢:  Porosidad (fraccion).
Vp: Volumen de poro.

Vt:  Volumen total de la roca.
Vg: Volumen de grano.

Durante el proceso de sedimentacion vy litificacion, algunos de los poros que se
desarrollaron inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos
diagenéticos o catagénicos tales como cementacion y compactacion. Por ende,
existirAn poros interconectados y otros aislados, esto conlleva a clasificar la
porosidad en absoluta y efectiva dependiendo de los espacios porales medidos
durante la determinacion del volumen poroso.

Como se menciona con anterioridad, la determinacion de la porosidad sera en base
a las lecturas del registro de densidad y su correspondiente relacion matematica
(Ecuacion 5) que dara como resultado una medida aproximada de la porosidad
presente en las formaciones.

37 TIAB. Djebbar. Petrophysics: Theory and practice of measuring reservoir rock and fluid transport
properties. Segunda edicion. Estados Unidos: Gulf Professional Publishing. 2004, p. 88.
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2.3.1.1 Porosidad absoluta. Es aquella porosidad que considera el volumen
poroso de la roca esté o no interconectado. Esta propiedad normalmente es medida
por los porosimetros comerciales usados en laboratorio. Una roca puede tener una
porosidad absoluta considerable y no tener conductividad de fluidos debido a la
carencia de interconexion poral.

2.3.1.2 Porosidad efectiva. Es la relacién del volumen poroso interconectado con
el volumen bruto de roca. Esta porosidad es una indicacion de la habilidad de la
roca para conducir fluidos. Sin embargo, esta porosidad no mide la capacidad de
flujo de una roca. La porosidad efectiva es afectada por un niumero considerable de
factores litolégicos como: tipo, contenido e hidratacion de arcillas presentes en la
roca, diluciones quimicas, flujo de agua salada, metamorfismos, entre otrosse,

La porosidad efectiva en el presente trabajo de investigacion, serd determinada
mediante la porosidad de la formacibn menos la porosidad de las lutitas y su
correspondiente volumen poroso, haciendo referencia a la reduccién de espacios
porosos por las lutitas presente en la roca. La porosidad de las lutitas sera tomada
como 0,03 (Fraccion), valor especificado dentro de los estudios geoldgicos del
Campo Ermitafio por Ecopetrol en el 2006.

Adicionalmente, se tomara un valor de cut off que determina que para aquellas
formaciones que posean un valor mayor de 75% de volumen shale sean
consideradas como lutitas, siéndoles asignado un valor minimo de porosidad. El uso
de este “cut off” permitird determinar las areas prospectivas de manera sencilla
dandoles valores minimos a las zonas lutiticas. La ecuacién que describe esta
relacion numeérica se presenta a continuacion:

Ecuacién 6. Porosidad efectiva.

Pe = & — (Vs X bgp)

Fuente: SMITHSON, Tony. Cémo
se mide la porosidad. En: Oilfield
Review Schlumberger, 2003. Vol
24, no. 3, p. 66.

Donde:

¢e: Porosidad efectiva (Fraccion).

¢: Porosidad (Fraccion).

Vsh:  Volumen shale (Fraccion).

¢sh:  Porosidad del shale, 0,03 (Fraccion).

38 ESCOBAR, Freddy. Fundamentos de la ingenieria de yacimientos. Primera edicion. Neiva:
Universidad Surcolombiana, 2008. p. 48-49.
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2.3.2Densidad de la matriz. La densidad de la matriz se define como la masa de
roca presente en una unidad de volumen, las rocas de yacimiento mas comunes
son:

Tabla 3. Densidad de la matriz para las rocas de yacimiento mas comunes.

Tipo de roca Densidad (g/cm?)
Arenisca 2,65
Caliza 2,71
Dolomita 2,87

Fuente: SMITHSON, Tony. Como se mide la porosidad. En: Oilfield Review Schlumberger, 2003.
Vol 24, no. 3, p. 65. Autores.

Estos valores de densidad de la matriz son utilizados para computar los valores de
porosidad a partir del registro de densidad.

La eleccién correcta de los valores de pmariz, que a menudo se derivan de otras
mediciones, es crucial para el computo de la medicion de porosidad a partir de la
densidad. Si los datos de entrada pmatiz SON incorrectos o existe una mezcla de tipos
de rocas, se obtendra una medicién de porosidad incorrecta®.

Para efectos del presente trabajo de grado, la densidad de la matriz es tomada como
un promedio de la densidad de la columna estratigrafica determinada a través de
los datos tomados de diferentes puntos para el Pozo “A” en un estudio de yacimiento
de Ecopetrol, como se presenta a continuacion.

39 SMITHSON, Tony. Cémo se mide la porosidad. En: Oilfield Review Schlumberger, 2003. Vol 24,
no. 3, p. 65.
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Tabla 4. Valores de densidad
de matriz para el pozo “A’
respecto a la profundidad.

DEPTH_OW  -T|DENS_GRA
2700,00 2,67
2854,50 2,63
2889,00 2,6
2909,50 2,64
2917,50 2,64
2953,00 2,6
2991,50 2,64
3004,00 2,62
3017,50 2,61
3032,50 2,61
3056,00 2,64
3064,50 2,62
3075,50 2,67
3082,50 2,63
3088,50 2.6
3105,50 2,61
3115,00 2,63
3146,50 2,64
3171,50 2,63
3181,00 2,61
3187,00 2,66
3216,00 2,61
3234,00 2,61
3251,00 2,61
3293,50 2,63
3312,50 2,65
3319,00 2,63
3331,00 2,62
3360,00 2,61
3439,00 2,61
3461,50 2,65
3498,00 2,62
3545,50 2,63
3620,00 2,79
3703,00 2,74
3775,00 2,61
3825,50 2,64
3858,50 2,66
3922,00 2,6
4006,00 2,65
4041,50 2,62
2968,50 2,63
3125,00 2,66
3373,00 2,62
3402,00 2,64
3475,00 2,67
3508,00 2,65
3558,50 2,64
3595,00 2,62
3654,00 2,66

Fuente: Informe Anual de Yacimientos Campo Ermitafio, Bogota D.C. 2015.
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2.3.3 Densidad del fluido. La densidad del fluido es otra de las variables
importantes a tener en cuenta en el célculo de la porosidad por densidad, en el caso
de esta variable, para el presente trabajo de investigacion, se determiné un valor de
1,05 g/cm?, considerando el estudio de fluidos por parte de Ecopetrol para los pozos
estudio el cual determina la salinidad del agua en 24.000 ppm.

2.3.4 Permeabilidad. La permeabilidad es la medida de la capacidad que tiene una
roca de permitir el flujo de fluidos entre sus espacios interconectados. La
permeabilidad de las rocas depende de su porosidad efectiva, puede verse afectada
por el tamafio de grano, forma de grano, distribucion del tamafio de grano, tipo de
empaque y el grado de cementacién y consolidacion.

Los modelos mateméticos tedrico desarrollados hasta la actualidad relacionan la
permeabilidad con el concepto de saturacion de agua irreducible, sin embargo, este
sera el parametro final de busqueda del presente trabajo de grado, razén por la cual
no pueden ser aplicados por falta de datos. Algunos investigadores, parten de la
premisa de que es posible obtener una relacibn matematica que correlacione
Unicamente los valores de porosidad y permeabilidad hallados por pruebas de
laboratorio*! partiendo de su relacién conceptual en donde entre mas porosa sea
unaroca, mas permeable puede llegar a ser. Sin embargo, como se muestra en las
graficas 8 y 9, esta relacion matematica no se presenta en los pozos estudio y sus
resultados para las muestras de HPMI, debido a la caracteristica del yacimiento al
ser de arenas — arcillosas, esto produce que los espacios porales presenten menor
interconexién por los canales cerrados que produzca el contenido de arcilla en ellos.

40 TIAB, Djebbar. Op. cit, p. 100.

41 NELSON, Philip. Permeability-Porosity relationship in sedimentary rocks. U.S. Geological Survey,
Vol. 35. Colorado. Society of Petrophysicists and Well-Log Analysts. SPWLA-1994-v35n3a4, 1994.
p. 57.
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Gréafica 8. Relacion entre la porosidad y la permeabilidad para el pozo
estudio “A”.
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Grafica 9. Relacion entre la porosidad y la permeabilidad para el pozo

estudio “A”.
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Al no encontrarse una relacion matematica que correlacione el comportamiento de
estos dos parametros (porosidad y permeabilidad), se pretende encontrar una
relacion matematica que reproduzca los valores de permeabilidad hallados por
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laboratorio (HPMI) por medio de los registros de pozo tomados al momento de la
perforacion.

Partiendo de los resultados experimentales de obtencion de la permeabilidad de la
prueba HPMI para cada una de las muestras de roca y los respectivos valores de
registros de pozo a las profundidades de toma de las muestras, se realiza una
relacion multivariable que permita extrapolar los resultados a toda la columna
litostética del pozo.

La regresion multi-lineal, también llamada regresion lineal multiple, consiste en
ajustar modelos lineales entre una variable dependiente (y) y mas de una variable
independiente (x1, X2, X3...Xn,)*? las cuales tratan de explicar la y mediante una
funcion lineal de xn representada por#3:

Ecuacion 7. Regresién multilineal.

y= Bo+B1X1+ -+ BuXn

Fuente: Andénimo. Regresion lineal
multiple. [En linea] [Citado el 21 de
septiembre del 2017]. Disponible en:
http://web.uam.es/personal_pdi/cien
cias/cifus/biologia/metodos/ME4.pdf

2.3.5 Net pay. El célculo del Net pay permite eliminar las rocas no productivas para
cada uno de los intervalos en los estudios que se realizaran en el presente trabajo
de grado, representando arenas (como intervalos productivos) y shales (como
intervalos no productivos#4, esta diferenciacion se realiza por medio de los valores
obtenidos por el volumen shale y la porosidad. En donde los intervalos con
Vsh>50% y porosidades menores al 18% seran tomados como shales.

Los criterios de seleccion de los valores de acotacién para el volumen shale se
basan en la caracterizacion del yacimiento como arenas arcillosas, razon por la cual
se estima un valor elevado (50%) para la consideracion del shale, ya que arenas
gue puedan aportar volumen o caudal pueden tener volimenes de arcillas altos. Por
otro lado, la acotacion a la porosidad se realiza de acuerdo a los criterios
establecidos por Ecopetrol para el campo Ermitafio, en donde las rocas con
porosidades menores al 18% no se consideran representativas para las arenas.

42 MONTERO, Roberto. Modelos de regresion lineal mdltiple. Universidad de Granada. p. 4. [En linea]
[Citado el 26 de agosto de 2017] Disponible en:
http://www.ugr.es/~montero/matematicas/regresion_lineal.pdf.

43 Anénimo. Regresion lineal multiple. [En linea] [Citado el 26 de agosto de 2017] Disponible en:
http://web.uam.es/personal_pdi/ciencias/cifus/biologia/metodos/ME4.pdf.

44 SPE, Society of Petroleum Engineers. Net pay determination. [En linea] [Citado el 1 de septiembre
de 2017] Disponible en: http://petrowiki.org/Net_pay_determination.
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2.4 DESARROLLO DEL MODELO PETROFISICO

La determinacion del volumen shale se desarrolla mediante la aplicacion de las
ecuaciones tedricas: lineal, de Clavier y de Larionov (Ecuaciones 2, 3 y 4
respectivamente) teniendo como base los datos tedricos obtenidos mediante la
validacion de los registros de pozo y planteando una acotacién minima con un valor
de 0,01 (1%), teniendo como base estudios de yacimiento realizados por Ecopetrol*®
en los cuales el Campo Ermitafio es clasificado dentro de arenas-arcillosas, por lo
cual la presencia de arenas 100% limpias es muy poco probable.

El estudio del valor de la porosidad para cada una de las muestras, toma como
fundamento la ecuacion que relaciona la densidad leida a la profundidad especifica
de cada una de las muestras con las densidades promedios determinadas en
laboratorio para la matriz y el fluido (Ecuacion 1). El desarrollo petrofisico para la
porosidad plantea que los valores determinados al aplicar la ecuacion relacionada
con la densidad deben ser acotados, como limite superior se establece una
porosidad de 0,35 (35%) determinado a partir de pruebas de laboratorio para
corazonamiento de pozos cercanos*® y porosidad menores al 0.018 (18%)
correspondiente a la porosidad del shale para este yacimiento.

El desarrollo matematico para la porosidad efectiva se determina mediante la
ecuacion que relaciona la porosidad con el volumen shale presente en la roca
(Ecuacion 6), sin embargo, se determina un limite superior para el volumen shale
de 0,50 (50%), cuando este valor sea superado, la porosidad efectiva tomara un
valor de 0,0001 (0,1%) considerandola como arcilla.

2.4.1 Modelo de permeabilidad. La tabla 5y 6 muestran los valores utilizados para
la regresion multilineal que representara el modelo de permeabilidad para los dos
pozos, teniendo en cuenta los resultados por HPMI y los registros de pozo
proporcionados por Ecopetrol que se relacionan de manera conceptual con la
permeabilidad.

4 ECOPETROL S.A. Informe Anual de Yacimientos Campo Ermitafio. Bogota D.C. 2015.
46 ECOPETROL S.A. Informe de Corazonamientos para el Campo Ermitafio. Bogota D.C. 2013.
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Tabla 5. Valores base para la obtencién de la correlacién multilineal de permeabilidad para el pozo

A”.
: ’ . Permeabilidad Log
Muestra Profundidad GR Neutron Densidad HPMI permeabilidad
HPMI

7 2854,5 39,0861 29,6949 2,2088 120 2,079181246
15 2892 35,2295 29,3024 2,2398 263 2,419955748
21 2912 50,9538 32,2768 2,2429 236 2,372912003
30 2952 42,813 25,8406 2,2601 101 2,004321374
36 2968 57,3988 42,566 2,2664 94,3 1,974511693
41 2984 47,5721 29,4406 2,2588 99,1 1,996073654
67 3064 60,1315 37,8653 2,329 191 2,281033367
82 3086 34,5012 30,2074 2,2979 108 2,033423755
92 3117 41,6515 36,82 2,1272 94,3 1,974511693
98 3155 45,8302 28,8966 2,2892 106 2,025305865
107 3183 32,5648 30,7229 2,2359 108 2,033423755
123 3237 26,3926 24,4109 2,2025 254 2,404833717
148 3319 47,1591 31,2241 2,3053 150 2,176091259
160 3360 46,6729 32,5373 2,1899 872 2,940516485
164 3372 40,9585 29,6436 2,2044 193 2,285557309
169 3433 53,1026 36,2675 2,2207 74,3 1,870988814
172 3442 40,0883 32,6565 2,2079 470 2,672097858
176 3459 44,2061 32,6063 2,2315 252 2,401400541

182 3484 40,0373 30,1915 2,1543 284,3 2,45377686
192 3549 43,0053 30,7062 2,1942 134 2,127104798
195 3573,5 67,2683 36,7468 2,3842 2,5 0,397940009
196 3594 60,5737 29,0157 2,4241 71,1 1,851869601
208 3747 26,5682 27,1032 2,3702 33,9 1,530199698
216 2833 70,6895 56,8975 2,0646 25,9 1,413299764
232 4026 23,1187 25,4897 2,2842 275 2,439332694
236 4063 26,0362 23,0977 2,3619 66,1 1,820201459
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Tabla 6. Valores base para la obtencién de la correlacion multilineal de permeabilidad para el pozo
“B”

. ) _ Permeabilidad 09
Muestra  Profundidad GR Neutrén Densidad HPMI permeabilidad
HPMI

200947720 2868 35,9085 0,3194 2,1949 542,4097 2,734327447
200947719 3040 47,4875 0,3232 2,2735 29,2203  1,46568467
200947718 3172 35,3423 0,3315 2,227 110,2957 2,042558581
200947717 3278 43,1428 0,3579 2,2347 31,7535 1,501791602
200947716 3374 42,2357 0,2821 2,2061 1078,649 3,032880145
200947715 3379 49,5646  0,3039 2,178 1689,1846 3,227677113
200947714 3412 32,9069 0,334 2,2063 215,669 2,333787725
200947713 3747 51,1653 0,3111 2,2244 237,4521 2,375576015
200947712 3918 41,6696 0,218 2,3306 65,9653 1,819315542
200947711 3955 44,7726  0,2455 2,3042 88,7404 1,948121382
200947710 4018 47,0403 0,2823 2,2392 323,207 2,509480758
200947709 4047 39,3425 0,263 2,2773 143,0923 2,155616264
200947708 4085 37,7105 0,304 2,1959 847,761 2,928273434
200947707 4108 37,8387 0,2353 2,3405 36,1267 1,557828293
200947706 4124 64,1209 0,2834 2,2081 967,0624 2,985454498
200947705 4131 59,0415 0,3135 2,1953 646,0941 2,810295775
200947704 4265 40,7421 0,2903 2,2461 203,8 2,30920418
200947703 4312 46,8481 0,2633 2,2633 226,9367 2,355904735
200947702 4373 38,4757 0,3108 2,1357 7128,8369 3,853018679
A 4450 35,9831 0,2652 2,2752 145,5534 2,163022355

B 4462 28,42 0,2007 2,4381 4,8284 0,683803241

C 4578 43,3646  0,3001 2,2037 751,707 2,876048594

D 4596 50,9464 0,2839 2,4244 1,5155 0,180555941

E 4610 29,6616 0,2246 2,4009 9,1315 0,960542123

F 4674 39,5943 0,2929 2,2468 201,5814 2,304450457

Para obtener un resultado linealizado se trabajo con el logaritmo de la permeabilidad
por HPMI, la regresion presenté un R? (coeficiente de determinacion lineal) igual a
0,98 (Grafica 10), validando de esta manera la regresion para toda la columna
litostatica de los pozos, la Ecuacion 8 presenta el modelo obtenido:
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Gréafica 10. Resultado de la regresién multilineal vs datos obtenidos de la prueba de laboratorio
(HPMI).

k (HPMI) vs k (regresion)
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E 3
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S
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~> 15
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0
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k HPMI (log)
Ecuacion 8. Modelo de permeabilidad logaritmica.
log(k) = (0,00207124 X GR) — (11,637586 X NPHI) — (14,059972 X RHOB)
+ 37,1989377

Aplicando propiedades de los logaritmos la Ecuacién 8 queda en funcion de la
permeabilidad de la siguiente forma:

Ecuacion 9. Modelo de permeabilidad.

k = 100,00207124XGR—11,637586><NPHI—14-,059972XRHOB+37,1989377
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2.4.1 Modelo petrofisico. Las graficas 11 — 18 muestran los resultados obtenidos
del modelo petrofisico desarrollado para cada una de las variables respecto a la
profundidad.

Gréfica 11. Determinacion del volumen shale para el pozo estudio “A”.
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Gréfica 12. Determinacion del volumen shale para el pozo estudio “B”.
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Gréfica 13. Determinacion de la porosidad
para el pozo estudio “A”.
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Gréfica 14. Determinacion de la porosidad
para el pozo estudio “B”.
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Gréfica 15. Determinacion de la porosidad
efectiva para el pozo estudio “A”.
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Gréfica 16. Determinacion de la porosidad
efectiva para el pozo estudio “B”.
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Gréfica 17. Determinacion de la
permeabilidad para el pozo estudio “A”.
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Gréfica 18. Determinacion de
permeabilidad para el pozo estudio “B”.
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3. ANALISIS DE PRUEBAS HPMI

Los estudios de laboratorio son una de las maneras mas utilizadas en la actualidad
por las grandes compafiias petroleras para tener un conocimiento preciso de las
propiedades de los fluidos, del yacimiento y de las rocas que componen a este.

El presente capitulo se centrard en el andlisis de una de estas pruebas de
laboratorio, la prueba HPMI, la cual permitira la obtencion del modelo de saturacion
de agua que describa el comportamiento de los pozos estudio “A” y “B”.

3.1 MOJABILIDAD

El desempefio de un yacimiento se ve afectado por el hecho de que la roca sea
mojable preferencialmente por agua o por petréleo. Suponer que una formacién es
mojada por agua de manera equivocada puede producir dafios irreversibles en el
yacimiento. Por lo tanto, la correcta comprension de esta propiedad es fundamental
para la optimizacion de la recuperaciéon de hidrocarburos.

La mojabilidad es la preferencia de un sélido por estar en contacto con un fluido.
Una gota de un fluido preferentemente mojante va a desplazar a otro fluido
dispersandose por la superficie, por el contrario, un fluido no mojante formara gotas,
disminuyendo su contacto con la superficie del sélido. El equilibrio de estos casos
crearda un angulo de contacto (6) entre los fluidos de la superficie, que esta
determinado por el equilibrio de fuerzas resultante de la interaccion de las tensiones
interfaciales®’.

Figura 4. Angulo de contacto de los fluidos.

6-~0° Yao = Tew T Vo CO5 0 o~ 180"

Fuente: ABDALLAH, Wales. BUCKLEY, Jill. CARNEGIE, Andrew. et al. Los fundamentos de la
mojabilidad. En: Oilfield Review Schlumberger. Enero, 2007. Vol. 19, p. 48.

Una gota de petroleo (verde) rodeada de agua (azul) sobre una superficie mojable
por agua (izquierda), forma un angulo de contacto © que es aproximadamente igual
a cero. En una superficie mojable por petréleo (derecha) la gota se dispersa,
generando un angulo de contacto de aproximadamente 180°. Una superficie con

47 JAGUAR, Guillermo. Mojabilidad. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. 2012. p. 2.
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una mojabilidad intermedia (centro) también forma una gota, pero el angulo de
contacto esta dado por el equilibrio de fuerzas resultante de la interaccion de tres
tensiones interfaciales: las que existen entre el petroleo y la superficie, entre el agua
y la superficie y entre el petréleo y el agua*® (Figura 4).

Hay que tener en cuenta que la mojabilidad no es un indicador del fluido que se
encuentra alojado en el espacio poroso, es decir el estado de saturacion de la roca;
sino que determina cual es la preferencia del sélido a ser mojado por cierto fluido
cuando el fluido esté presente. Por lo tanto, una superficie mojable por agua puede
encontrarse en contacto con hidrocarburo gaseoso o liquido®°.

3.2 PRESION CAPILAR

La presion capilar es una medida de la interaccion entre los fluidos y la superficie
de la roca. Es la diferencia de presiones entre dos fluidos inmiscibles a través de
una interface en equilibrio. Esta interface se da por la preferencia mojante en las
paredes capilares de una de las fases.

Ecuacion 10. Presion Capilar (Pc).

Pc = Pno mojante ~ Pmojante

Fuente: TIAB. Djebbar. Petrophysics:
Theory and practice of measuring
reservoir rock and fluid transport
properties. Segunda edicion. Estados
Unidos: Gulf Professional Publishing.
2004, p. 91.

Donde:

Pc:  Presion Capilar (psi)
P nomojante:  Presion de la fase no mojante (psi)
P mojante: Presion de la fase mojante (psi)

La condicion de capilaridad conlleva a que exista cierta curvatura de una interface
fluido-fluido. La relacion entre el fluido de saturacion y la presion capilar en el
yacimiento es funcion del tamafio de poro, mojabilidad, tensién interfacial e historial
de saturacion de fluido (drenaje e imbibicién)®°.

3.2.1Drenaje. El drenaje se define como el proceso mediante el cual la fase no
mojante va aumentando su saturacion en el medio poroso, este proceso es forzado.

48 ABDALLAH, Wales. BUCKLEY, Jill. CARNEGIE, Andrew. Op. cit. p. 48.
49 JAGUAR, Guillermo. Op.cit. 2012. p. 5.
50 TIAB. Djebbar. Op. cit. p. 91.
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Realizando una analogia al comportamiento de los yacimientos, el proceso de
drenaje se presenta en el momento en el cual el yacimiento esta acumulando el
petréleo que migra desde la roca madre, considerando que la trampa esta
humectada por agua.

3.2.2 Imbibicién. El proceso contrario, el aumento de la fase mojante en el
yacimiento, se conoce como imbibicidn, este proceso es espontaneo. Frente a la
analogia respecto al comportamiento de los yacimientos, el proceso de imbibicién
se presenta en el momento en el cual el yacimiento esta produciendo el petréleo a
través de los pozos.

A diferencia del proceso de imbibicién, la presencia de un fluido no mojante y la
presion capilar creada por este en el yacimiento, no permite que el fluido migre del
espacio poroso en su totalidad, creando una saturacion irreducible dentro de la roca,
a esta saturacion se le conoce como saturacion de petréleo residual.

Figura 5. Procesos de drenaje e imbibicion
respecto a la presion capilar.

wir
<S i

DRENAJE

PRESION CAPILAR

IMBIBICION

. 1
SATURACION DE AGUA

Fuente: TIAB. Djebbar. Petrophysics: Theory and
practice of measuring reservoir rock and fluid
transport properties. Segunda edicién. Estados
Unidos: Gulf Professional Publishing. 2004, p. 93.

3.2.3 Métodos de laboratorio. El estudio de la presion capilar en las rocas se
realiza por diferentes métodos de laboratorio, el analisis de resultados de las curvas
generadas de estos estudios permite entender el comportamiento real del
yacimiento respecto al flujo de fluidos.
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3.2.3.1 Centrifuga. En este método se emplea una centrifuga de alta velocidad
para aumentar la diferencia de presion entre las fases.

Figura 6. Disefio de un tubo para método de la centrifuga.

Seal Cap = Lore holderbody " Window =~
VAN7/
v "Ring ““““ upportdis,kubebody

Fuente: SLOBOD, R. L.; CHAMBERS, Adele y PREHN, W. L., Jr. Use
of Centrifuge for Determining Connate Water, Residual Oil and
Capillary Pressure Curves from Small Core Samples, Trans. AIME,
1951. Society of Petroleum Engineers. Vol. 3. SPE-951127-G.

La metodologia usada en la obtencién de curvas de presion capilar gas-agua es la
siguiente®!:

1) Se satura la muestra al 100 % con agua de formacion.

2) Se coloca la muestra en un tubo de centrifuga especialmente disefiado.

3) Se hace girar la muestra a un régimen fijo de revoluciones hasta que se detiene
la eliminacion de agua por efecto de la fuerza generada.

4) Se hace la lectura de agua desplazada sin detener la centrifuga. Para ello se
emplea un estroboscopio que permite realizar la lectura en pleno régimen de
giro.

5) Se repiten las operaciones indicadas en los puntos tres y cuatro a regimenes
crecientes de giro, hasta alcanzar el maximo régimen previsto.

Al final del proceso se dispone de una serie de pares de datos Régimen de giro -
Volumen desplazado. Este juego de valores se transforma facilmente a pares
Presion Capilar - Saturacibn promedio de la muestra, pero requiere algun
tratamiento numérico antes de convertirse en la curva de presién capilar del sistema.

51 SLOBOD, R. L.; CHAMBERS, Adele y PREHN, W. L., Jr. Use of Centrifuge for Determining
Connate Water, Residual Oil and Capillary Pressure Curves from Small Core Samples, Trans. AIME,
1951. Society of Petroleum Engineers. Vol. 3. SPE-951127-G.
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Ecuacion 11. Presion capilar por
método de centrifuga.

Peap = Abyo X g X h

Fuente: SLOBOD, R. L.;
CHAMBERS, Adele y PREHN W.
L., Jr. "Use of Centrifuge for
Determining  Connate  Water,
Residual Oil and Capillary Pressure
Curves from Small Core Samples”,
Trans. AIME, 1951.

Donde:

Pc:  Presion capilar (psi).

Adwo: Diferencia de densidades agua — petréleo (g/cm?).

g: Gravedad (m/s?) (Se considera la gravedad como la fuerza centrifuga medida
respecto a la fuerza de rotacion del equipo).

h: Altura del tubo capilar (pies).

3.2.3.2 Membrana semipermeable. El andlisis de laboratorio por membrana semi-
permeable, también conocido como método de estados restaurados, es uno de los
meétodos de referencia para las mediciones de presion capilar.

Conceptualmente es muy simple y su funcionamiento se basa en las propiedades
capilares. Para las mediciones se emplea una cdmara en cuya base se coloca una
membrana capilar (en general una porcelana muy homogénea) previamente
saturada con la fase mojante del sistema. Las muestras se saturan al 100% con la
fase mojante (regularmente agua) y se colocan en el interior de la camara, en
contacto capilar con la membrana semi-permeable. El contacto capilar se asegura
con un material fino tal como tierra de diatomeas, que se coloca entre la muestra y
la membrana.

La aplicacion sucesiva de presiones crecientes de la fase desplazante, permite
establecer los puntos de saturacién de las muestras. Es un método utilizado
regularmente para obtener curvas de drenaje en sistemas gas-agua o petréleo-
agua®?.

52 CROTTI. Marcelo. INLAB. Obtencion de curvas de presion capilar — método de la membrana semi-
permeable. Soluciones integrales para la ingenieria de reservorio. 2003. [En linea] [Citado el 16 de
agosto del 2017] Disponible en: http://www.inlab.com.ar/Membrana.htm.
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Figura 7. Obtencién de curvas de presion capilar por el método de
la membrana semi-permeable.
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Fuente: CROTTI. Marcelo. INLAB. Obtencién de curvas de presion
capilar — método de la membrana semi-permeable. Soluciones
integrales para la ingenieria de reservorio. 2003. [En linea] [Citado el

16 de agosto del 2017] Disponible en:
http://www.inlab.com.ar/Membrana.htm.

3.2.3.3 Plato poroso. El andlisis de presion capilar por plato poroso es otra
metodologia de laboratorio por la cual la muestra de analisis es sometida a
presiones cada vez mayores, determinando los cambios en las saturaciones

respecto a la presién leida. A continuacion, se describe el procedimiento del analisis
de presion capilar por plato poroso.
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Figura 8. Metodologia de presién capilar por plato poroso.
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Fuente: ARDILA, Maryuri. ARENAS y Félix. Metodologia
para el analisis e interpretacion de resultados de laboratorio
de analisis petrofisicos de la Escuela de Ingenieria de
Petroleos. Tesis de grado (Ingeniero de Petrdleos).
Bucaramanga: Universidad industrial de Santander.
Facultad de ingenierias fisicoquimicas, 2010. p. 81.

3.2.3.4 HPMI. El presente trabajo de grado centra su investigacion en el andlisis de
las muestras por la prueba de HPMI, razén por la cual se realizara una descripcion
detallada del funcionamiento y metodologia del andlisis de laboratorio.

La prueba HPMI, Inyeccién de mercurio a altas presiones (High pressure mercury
injection), es uno de los métodos mas utilizados en la actualidad debido a que no
solo permite la construccién de curvas de presion capilar relacionadas con las
saturaciones en el medio poroso, si no que adicionalmente permite realizar un
estudio del comportamiento de las gargantas de poro presentes en las rocas.

Caracteristicas Generales®3

El mercurio al tener una densidad tan alta (5,43 g/cm?3, casi 6 veces la del agua) y
ser un metal maleable se comporta como fase no mojante frente a la mayoria de
matrices porosas presentes en las rocas porosas y permeables capaces de
acumular hidrocarburos. Es decir, que una roca de interés, al contacto con mercurio,
no sufre el proceso espontaneo de imbibicion, sino que, por el contrario, para que

53 PURCELL. W. R. Capillary Pressure - Their Measurement Using Mercury and the Calculation of
Permeability Therefrom, Trans. AIME, 1949. Vol. 146. Society of Petroleum Engineers. SPE-949039-
G, p. 39-40.
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el mercurio logre ingresar a los poros interconectados se debe aplicar una presion
externa que venza las fuerzas capilares que no permiten el ingreso de esta fase
liquida.

Este fendmeno capilar permite considerar el sistema aire - mercurio para la medicion
de efectos capilares en la red poral de las rocas de interés. Sin embargo, los
resultados obtenidos presentan semejanzas y diferencias respecto a los sistemas
agua-agua, gas-petréleo y agua-petroleo.

Metodologia Experimental

La muestra, limpia y seca, se pesa, se introduce en la celda de medicion y se aplica
alto vacio a todo el conjunto con una bomba adecuada. Las mediciones
volumétricas se realizan en la bomba de desplazamiento por medio de un
manometro. Tras la primera toma de datos, el mercurio solo llega hasta el limite
inferior de la celda (Figura 9) >4,

Figura 9. Primera medicion volumétrica de la celda HPMI.

_——Vahlula

Celda

Manémetro

Muestra

Fuente: CROTTI. Marcelo. Obtencién de curvas de presién capilar
- Método de inyeccion de mercurio. Soluciones integrales para la
ingenieria de reservorio. 2003. [En linea] [Citado el 16 de agosto del
2017] Disponible en: http://www.inlab.com.ar/Pc_Hg.htm.

La bomba, sin ejercer una presion adicional, llena la celda con el mercurio, de tan
manera que el mercurio no invada los poros de la muestra estudio (Figura 10). A
partir de este momento se inicia la toma de mediciones de presiones capilares.

54 |pid., p. 40-48.
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Figura 10. Llenado de la celda HPMI.

_—Valvula

Celda

Manometro

Muestra

Fuente: CROTTI. Marcelo. Obtencion de curvas de presion capilar -
Método de inyeccion de mercurio. Soluciones integrales para la
ingenieria de reservorio. 2003. [En linea] [Citado el 16 de agosto del
2017] Disponible en: http://www.inlab.com.ar/Pc_Hg.htm.

Se comienza a realizar la serie de mediciones Presién-Volumen que se traducen a
valores de Presion Capilar - Saturacion de fase mojante (Ecuaciones 12 y 13)
mediante las calibraciones adecuadas y el conocimiento del volumen poroso de la
muestra.

Ecuacién 12. Presion capilar por HPMI.

P = Pfase no mojante — Pfase mojante = PHg — Pyacio

Fuente: PURCELL. W. R. Capillary Pressure - Their
Measurement Using Mercury and the Calculation of
Permeability Therefrom, Trans. AIME, 1949. Vol. 146. Society
of Petroleum Engineers. SPE-949039-G, p. 41.

Donde:

Pec: Presion capilar medida (psi).

P fase no mojante: Presion capilar de la fase no mojante (psi).
P fase mojante  Presion capilar de la fase mojante (psi).

P ng: Presion ejercida por la bomba (psi).

P vacio: Presion de vacio en la celda.
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Ecuacion 13. Saturacién de la fase mojante.

3 (VP -V H,ginyectaadO)
Sfase mojante — VP 100

Fuente: PURCELL. W. R. Capillary Pressure -
Their Measurement Using Mercury and the
Calculation of Permeability Therefrom, Trans.
AIME, 1949. Vol. 146. Society of Petroleum
Engineers. SPE-949039-G, p. 41.

Donde:

S fase mojante:  Saturacion de la fase mojante (Porcentaje)
VP: Volumen poroso (ft3)
V Hg inyectado: Volumen inyectado de mercurio (ft3)

El andlisis se continla hasta el momento en donde se aplique la presion capilar
maxima programada obteniéndose la curva de drenaje de la fase mojante.

En todos los deméas analisis de laboratorio para la medicion de presion capilar, la
fase mojante (agua o petréleo) es casi incompresible, mientras que en el caso del
sistema mercurio-aire, la fase mojante (aire) es muy compresible. De hecho, en vez
de aire se emplea alto vacio para tornar ain mas compresible la fase mojante. Esta
caracteristica genera algunas diferencias fundamentales entre el procedimiento de
inyeccion de mercurio y las demas técnicas de medicion (Cuadro 1).
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Cuadro 1. Comparacién entre el analisis por HPMI y las otras técnicas de medicién.

Comparacién entre Inyeccion de Mercurio y otras Metodologias
Otras metodologias Inyeccién de Hg

No requiere eliminacion de la fase
mojante: El mercurio puede invadir
el medio poroso sin retirar otro fluido
pues la red poral se encuentra
inicialmente en condiciones de alto
vacio.

Requieren una via de eliminacion de la fase
mojante. Ejemplo: el gas puede invadir una
fraccion de la red poral s6lo en la medida que
se retire una cantidad equivalente de agua o
de petrdleo.

Poseen un limite para la eliminacién de la

fase mojante. Una vez que se alcanza una No hay limite para la inyeccién de
saturacion en que la fase mojante se hace mercurio en la red poral. Como la
discontinua, ésta deja de fluir y por lo tanto fase "desplazada"™ es vacio, el
no puede eliminarse cantidades adicionales mercurio puede invadir el 100 % del
por incremento de presion en la fase no- VP de la muestra.

mojante.

Puede trabajarse con muestras mal
conformadas 'y, con algunas

Requieren muestras bien conformadas. precauciones pueden emplearse
cortes de perforacion para las
mediciones.

Permite una descripcion completa
No permiten una descripcion completa de los de los diametros porales del
diametros porales del sistema. La existencia |sistema. La inexistencia de fases
de fases residuales impide alcanzar los residuales permite alcanzar (con la
diametros mas pequefios con la fase no-|aplicacibn de las presiones
mojante. adecuadas), los diametros mas

pequefios con la fase no-mojante.

Fuente: CROTTI. Marcelo. INLAB. Obtencién de curvas de presion capilar - Método de inyeccién de
mercurio. Soluciones integrales para la ingenieria de reservorio. 2003.

3.3 ANALISIS DE LAS MUESTRAS POR HPMI

3.3.1Muestras tomadas. El presente estudio de las pruebas HPMI, tomadas a
diferentes secciones de la columna estratigrafica de los pozos estudio “A” y “B”
comprende:

e 26 muestras del pozo “A”.
e 35 muestras del pozo “B”.

Las profundidades de las muestras, su numeracion, y la permeabilidad y porosidad
obtenidas por la prueba HPMI se presentan a continuacion.
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Tabla 7. Muestras para estudio HPMI del Pozo “A”.

Profundidad . X Porosidad
Muestra (ft) horizontal (%)
(md)

7 2854,6 120 19,9
15 2892 263 27
21 2911,8 236 23,8
30 2951,7 101 22,1
36 2968 94,3 22,5
41 29843 99,1 27,3
67 3064,3 191 23
82 3085,7 108 21,9
92 3117,1 94,3 20,2
98 3155,1 106 20,8

107 3182,8 108 17,3
123 3236,7 254 24,1
148 3319,1 150 26,2
160 3360 872 29,9
164 3372 193 27,4
169 3433 74,3 28,2
172 3442 470 28,7
176 3459 252 29,8
182 3484 284.3 29,2
192 3549 134 27

195 3573,4 2,5 15,9
196 3594 71,1 18,4
208 3747 33,9 15,6
216 3832,7 25,9 21,5
232 4025,7 275 25,5
236 4062,8 66,1 21,3

Fuente: ECOPETROL S.A. Informe Anual de
Yacimientos Campo Ermitafio, Bogota D.C. 2015.
Autores.
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Tabla 8. Muestras para estudio HPMI del Pozo “B”.

| Muestras paraandlisis Pozo "B" |
Profundidad . X Porosidad
Muestra horizontal
(ft) (%)
(md)
200947720 2868 542,4097 29,9
200947719 3040 29,2203 26,86
200947718 3172 110,2957 28,13
200947717 3278 31,7535 28,42
200947716 3374 1078,649 52,42
200947715 3379 1689,1846 29,5
200947714 3412 215,669 23,91
200947713 3747 237,4521 23,03
200947712 3918 65,9653 21,02
200947711 3955 88,7404 24,62
200947710 4018 323,207 45,08
200947709 4047 143,0923 25,87
200947708 4085 847,761 21,01
200947707 4108 36,1267 22,25
200947706 4124 967,0624 49,69
200947705 4131 646,0941 28,1
200947704 4265 203,8 27,55
200947703 4312 226,9367 54,15
200947702 4373 7128 26,15
A 4450 145,5534 46,09
B 4462 4,8284 28,78
C 4578 751,707 25,59
D 4596 1,5155 20,2
E 4610 9,1315 24,88
F 4674 201,5814 42,96
G 4716 1,3808 17,39
H 4817 7,2879 20,76
I 4847 2945215 25,22
J 4860 1488,9076| 23,42
200947691 4880 34,3526 45,55
200947690 4909 75,5377 23,6
200947689 4920 444,4025 28,34
200947688 4926 259,1726 24,29
K 4932 288,6421 23,2
L 4957 10,6949 23,44

Fuente: ECOPETROL S.A. Informe Anual de Yacimientos
Campo Ermitafio, Bogota D.C. 2015. Autores.
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3.3.2 Datos obtenidos de la prueba HPMI. Como se enuncia anteriormente la
prueba de inyeccién de mercurio a altas presiones describe el proceso de drenaje
de los yacimientos, los resultados obtenidos describen el comportamiento de la
saturacion de mercurio respecto a la presion ejercida de la bomba, la cual sera
considerada como la presion capilar vencida dentro del espacio poroso. Los
resultados obtenidos para la muestra 7 del Pozo “A” como ejemplo de los resultados
obtenidos se muestran a continuacion.

Tabla 9. Resultados de la prueba HPMI para la muestra 7 del pozo estudio
hA”.

MUESTRA NUMERO 7,000
PROFUNDIDAD ft | 2854,600
Permeabilidad mD 120,000

Porosidad % 19,900

Presion Hg Sat PTR Inc Pore Cum Pore

PSI % esp Poroso | Micrones Fraccion Fraccion
3,000 0,000 9,179 0,000 0,000
6,000 0,000 4,589 0,000 0,000
9,000 0,000 3,060 0,000 0,000
12,000 0,000 2,295 0,000 0,000
15,000 0,000 1,836 0,000 0,000
18,000 4,600 1,530 0,075 0,075
21,000 8,500 1,311 0,064 0,139
24,000 11,800 1,147 0,054 0,193
27,000 15,100 1,020 0,054 0,248
30,000 17,700 0,918 0,043 0,290
40,000 23,600 0,688 0,097 0,387
60,000 30,500 0,459 0,113 0,500
80,000 35,100 0,344 0,075 0,575
100,000 38,400 0,275 0,054 0,630
200,000 47,200 0,138 0,144 0,774
300,000 50,800 0,092 0,059 0,833
500,000 54,800 0,055 0,066 0,898
750,000 57,400 0,037 0,043 0,941
1000,000 58,700 0,028 0,021 0,962
1250,000 59,000 0,022 0,005 0,967
1500,000 60,000 0,018 0,016 0,984
1750,000 60,700 0,016 0,011 0,995
2000,000 61,000 0,014 0,005 1,000

Fuente: ECOPETROL S.A. Informe Anual de Yacimientos Campo
Ermitafio, Bogota D.C. 2015. Autores.
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La Tabla 9 muestra los resultados obtenidos al realizarse una prueba HPMI a la
muestra 7 del pozo estudio “A”, dentro de estos se encuentran:

e Presion [psi] (Columna 1): Presion ejercida por la bomba, asumida como la
presion capilar a vencer dentro del espacio poroso.
e Hg Sat [% esp poroso] (Columna 2): Porcentaje de saturacion de mercurio que

ingresa a la muestra respecto al espacio poroso.
e PTR [micrones] (Columna 3): Tamafo de garganta de poro invadida por el

mercurio inyectado.
e Inc Pore [%] (Columna 4): Porcentaje del espacio poroso invadido por el

mercurio.
e Cum Pore [%] (Columna 5): Porcentaje acumulado del espacio poroso invadido

por el mercurio.
3.3.3 Presidn capilar en un sistema Aire — Mercurio

Gréfica 19. Saturacion de mercurio respecto a la presion ejercida por la bomba para la muestra
7 del pozo estudio “A”.
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La Gréfica 19 muestra la tendencia del mercurio a invadir los espacios porosos
respecto a la cantidad de presién capilar a vencer, cabe notar que existe una
resistencia de la muestra a la entrada de fluidos, esta presion se conoce como
presion de desplazamiento (Pp) y es el punto al cual la resistencia de la formacion
se vence y el mercurio comienza a desplazar el aire de la muestra.
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3.3.4 Cambio de resultados de laboratorio a condiciones de yacimiento

3.3.4.1 Cambio de un sistema Aire — Mercurio a Agua — Petrdleo. El yacimiento
estudio, a pesar de producir gas, se encuentra en un estado subsaturado (Presion
de yacimiento mayor a la presién de burbuja), por lo tanto, el sistema presente en
la roca y las presiones capilares que se dan en este comprenden un sistema Agua-
Petrdleo. El analisis de laboratorio de HPMI utiliza un sistema Aire-Mercurio para su
descripcion, razon por la cual se hace indispensable realizar un cambio de sistema
para que los resultados puedan ser tomados como Validos para el yacimiento
estudio.

El cambio de sistema considera la tension interfacial y el &ngulo de contacto en cada
uno de los sistemas como constantes determinantes. La Ecuacion 14 muestra la
relacion matematica que permite realizar un cambio de sistema.

Ecuacion 14. Relacion matematica de cambio de
sistema O/W a Hg/aire.

(O'O/W cos@o/w)

(O-Hg/aire COSGHg/aire)

Po/w = PHg/aire

Fuente: CRAIN. Petrophysical Handbook. Capilar
pressure basics [En linea] [Citado el 23 de
septiembre de 2017] Disponible en:
https://www.spec2000.net/09-cappres.htm

Donde:

P omw: Presion capilar en el sistema Agua-Petroleo (psi).

P Hgraire:  Presion capilar en el sistema Aire-Mercurio (psi).

0 ow: Tension interfacial en el sistema Agua-Petroleo (dinas/cm).
0 omw: Angulo de contacto en el sistema Agua-Petroleo (°).

O Hglaire:  TeNsion interfacial en el sistema Aire-Mercurio (dinas/cm).
B Hyare:  Angulo de contacto en el sistema Aire-Mercurio (°).
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Para efectos del presente trabajo de grado las constantes necesarias para la
Ecuacion 14 fueron tomadas de los informes de fluidos de Ecopetrol, como se
muestra a continuacion:

Tabla 10. Constantes para los sistemas aire-mercurio y petréleo-

agua.
Datos de entrada Valor Unidad
Mercurio/Aire (Hg/aire): o 480 dinas/cm
Petréleo/Agua (O/W): o 25 dinas/cm
Angulo de contacto (Hg/aire): e 140 grados
Angulo de contacto (O/W): e 30 grados

Fuente: Informe de Fluidos para el Campo Ermitafio. Bogota D.C.
2015. Autores.

El cambio de sistema Aire - Mercurio a Agua - Petrdleo permite determinar las
presiones capilares reales que puede presentar el yacimiento, en la Grafica 20 se
muestran los resultados del cambio de sistema. La saturacion de aire representa la
saturacion de agua al considerarse la fase desplazada, y la saturacion de mercurio
representa la saturacion de petréleo al considerarse la fase desplazante.

Gréfica 20. Presion capilar respecto a la saturaciéon de agua para la muestra 7 del pozo
estudio “A”.
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3.3.4.2 Cambio de un sistema de presion capilar de O/W a Altura (H). El cambio
de un sistema de presion capilar a Altura permite mostrar los datos de manera mas
real respecto al comportamiento del yacimiento, debido a que los espesores de
columna de petrdleo ya son conocidos permiten la estimacién de un méximo,
acotando las curvas hasta su realidad en el yacimiento, para el bloque 789 del
Campo Ermitafio la columna méxima de petroleo es de 1400 ft. La Ecuacion 15
describe el procedimiento matematico que permite convertir un sistema de presion
capilar de agua-petréleo a un sistema de Altura.

Ecuacion 15. Relacion matematica de cambio de
sistema un sistema de presién capilar de O/W a
Hg/aire.

H = Po/w
(pw — po) x 0,433

Fuente: CRAIN. Petrophysical Handbook. Capilar
pressure basics [En linea] [Citado el 23 de
septiembre de 2017] Disponible en:
https://www.spec2000.net/09-cappres.htm.

Donde:

P ow: Presion capilar en el sistema Agua-Petréleo (psi)

pw: Densidad del agua (1 gr/cc)

po: Densidad del petréleo (0,9792 gr/cc)

La gréfica 21 muestra como ejemplo los resultados obtenidos para el cambio de

sistema de presion capilar de agua — petroleo a un sistema de alturas para la
muestra 7 del pozo estudio “A”.
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Gréfica 21. Altura respecto a la saturacion de agua para la muestra 7 del pozo estudio “A”.

1.400
1.200
1.000
800
T

600
400
200

0

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
Saturacion de agua (%)

3.3.5Clasificacion litologica. La columna litolégica de un pozo esta compuesta por
diferentes formaciones, y a su vez estas por diferentes tipos de rocas, la
clasificacion de estas respecto a la profundidad permiten desarrollar un analisis del
pozo de manera mas precisa.

3.3.5.1 R35. H.D. Winland de Amoco us6 curvas de presion capilar de inyeccién de
mercurio para desarrollar una relacion empirica (Ecuacion 16) entre ® (porosidad),
Ka (Permeabilidad al aire) y r (radio de garganta de poro). Probé con 322 muestras
diferentes impregnadas por agua, las cuales incluian: 82 muestras (56 de arenisca
y 26 de carbonato) con baja permeabilidad corregida para el deslizamiento de gas
y otras 240 muestras no corregidas. Winland descubrié que el sistema eficaz de
poro que domina el flujo a través de una roca corresponde a una saturacion de
mercurio del 35%, este sistema tiene radios de garganta de poro (llamado R35) igual
0 menores a los de una roca que se encuentra saturada en un 35% con una fase no
mojante®®.

5% HARTMANN. D y BEAUMONT. E. Predicting Reservoir System Quality and Performance. En:
Treatise of Petroleum Geology / Handbook of Petroleum Geology: Exploring for Oil and Gas Traps.
2012.
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Ecuacion 16. Relacién empirica para la determinacion del
R35.

log R35 = 0,732 + 0,588logk — 0,864 log @

Fuente: NELSON, Philip. Permeability-Porosity relationship
in sedimentary rocks. U.S. Geological Survey, Vol. 35.
Colorado. Society of Petrophysicists and Well-Log Analysts.
SPWLA-1994-v35n3a4, 1994. p. 57.

Donde:

R35: Radio de garganta a una saturacion del 35% de mercurio [micrometros].
K: Permeabilidad [mD].
@: Porosidad [%].

Se determinara el R35 para toda la columna litol6gica de los pozos con el fin de
realizar una clasificacion en los diferentes tipos de rocas.

3.3.5.2 Tipos de roca. Las graficas 22 y 23 presentan la distribucion de la
permeabilidad contra la porosidad en los graficos planteados por Windland para las
muestras de los pozos estudio, las lineas continuas muestran los radios de garganta
representativos (R35) en micrones los cuales agruparan las muestras en los
diferentes tipos de roca.
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Gréfica 22. Graficos de Windland para el pozo estudio “A”.
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Fuente: NELSON, Philip. Permeability-Porosity relationship in sedimentary rocks. U.S. Geological

Survey, Vol. 35. Colorado. Society of Petrophysicists and Well-Log Analysts. SPWLA-1994-v35n3a4,
1994. p. 57. Autores.
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Gréfica 23. Graficos de Windland para el pozo estudio “B”.
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Fuente: NELSON, Philip. Permeability-Porosity relationship in sedimentary rocks. U.S. Geological

Survey, Vol. 35. Colorado. Society of Petrophysicists and Well-Log Analysts. SPWLA-1994-v35n3a4,
1994. p. 57. Autores.

Teniendo como base la distribucion de los resultados para cada uno de los pozos
estudio se determinan los diferentes tipos de roca presentes, la Tabla 11 muestra
los rangos de garganta de poro para cada uno de los tipos de roca, siendo RTO la
roca con caracterizaciéon de garganta de poro mas pequefia (Peor roca) y RT5 la
roca con los poros mas grandes (Mejor roca).
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Tabla 11. Tipo de roca.
Tipo de Roca R35 (um)

RTO <3
RT1 3-5
RT2 S5-7
RT3 7-10
RT4 10-15
RT5 >15

3.3.5.3 Curvas de presion capilar de HPMI por tipo de roca. Los resultados
obtenidos para el R35 de cada una de las muestras de HPMI permite catalogarlas
dentro de un tipo de roca especifico, las tablas 12 y 13 muestran los resultados para
esta clasificacion.

Tabla 12. Tipos de la roca para las muestras de analisis HPMI para el
Pozo estudio “A”.

Profundidad Porosidad Permeabilidad R35 Tipo de

(ft) (%) (mD) (um) roca
2854,5 26,66 212,449 7,3877 BORTS
2892 24,70 169,221 6,9040 RT2
2912 24,50 SHALE SHALE
2952 23,41 203,904 8,0678
2968 23,01 SHALE SHALE
2984,5 24,92 166,988 6,7976 RT2
3064 19,05 SHALE SHALE ISHEEER
3086 21,02 95,300 5,6620 RT2
3117 31,82 209,293 6,2840 RT2
3155 21,57 119,270 6,3177 RT2
3183 24,94 151,219 6,4068 RT2
3237 27,06 366,534 10,0510 ERTANN
3319 20,55 83,219 5,3310 RT2
3360 27,85 191,039 6,6821 RT2
3372 26,94 222,341 7,5202
3433 25,91 SHALE SHALE
3442 26,72 160,357 6,2499 RT2
3459 25,22 133,518 5,8978 RT2
3484 30,11 319,167 8,4486
3549 27,58 218,981 7,3022
3573,5 15,56 SHALE SHALE
3594 13,03 SHALE SHALE
3747 16,44 SHALE SHALE
3833 19,54 116,695 6,7918 RT2

4026 21,89 165,854 7,5735
4063 16,97 SHALE SHALE
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Tabla 13. Tipos de la roca para las muestras de analisis HPMI para el

Pozo estudio “B”.

Profundidad Porosidad Permeabilidad R35 (um) Tipo de

(ft) (%) (mD) roca
2868 27,54 496,633 11,8350 DORTA
3040 22,56 37,212 3,0635 RT1
3172 25,51 126,684 5,6631 RT2
3278 25,02 50,511 3,3534 RT1
3374 26,83 967,723 17,9187

3379 28,61 1387,767 20,9547

3412 26,82 228,890 7,6793

3747 25,67 256,719 8,5311

3918 18,95 95,517 6,2008 RT2
3955 20,62 109,058 6,2315 RT2
4018 24,73 337,279 10,3431

4047 22,32 158,842 7,2585

4085 27,47 732,701 14,9052

4108 18,32 42,818 3,9826 RT1
4124 26,70 972,370 18,0428

4131 27,51 641,191 13,7642

4265 24,30 211,266 17,9777

4312 23,21 256,957 9,3126

4374 30,06 2561,032 28,7875

4450 22,46 157,736 7,1918

4462 12,15 SHALE SHALE

4578 26,98 649,167 14,1004

4596 13,01 SHALE SHALE

4610 14,50 SHALE SHALE

4674 24,25 191,581 7,5437

La clasificacion por tipo de roca permite realizar una agrupacion de las curvas de
altura que posean comportamientos equivalentes, debido a que sus gargantas de
poro seran similares. Las gréficas 24 y 25 presentan los diferentes tipos de roca con
las curvas de altura de las muestras correspondientes.
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Grafica 24. Curvas de altura de las Muestras de HPMI

segun el tipo de roca para el pozo Estudio “A”.
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Gréfica 25. Curvas de altura de las Muestras de HPMI segun el tipo de roca para el pozo Estudio “B”.
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3.3.5.4 Curvade altura representativa para cadatipo de roca. La agrupacion de
las curvas de altura segun la saturacion de agua pretende modelar el
comportamiento equivalente entre cada una de las muestras de roca que se
encuentren entre un mismo grupo de tipo de roca, sin embargo, como se puede ver
en la Grafica 24 para el pozo estudio “A” no es posible determinar una curva
representativa de cada uno de los tipos de roca, debido a que para un mismo tipo
de roca se encuentra un rango de saturaciones muy grandes, adicionalmente
algunas curvas no son consistentes con la teoria de las curvas de presion capilar y
se pueden considerar andmalas, razén por la cual se determinaran mediante las
muestras del pozo estudio “B”.

El comportamiento equivalente de las curvas segun el tipo de roca al que
pertenezcan permite determinar una curva de altura representativa para cada tipo
de muestra y de esta manera extrapolar los resultados de manera consistente a
toda la columna litologica de los pozos estudio.

La Grafica 26 muestra las curvas de alturas elegidas como representativas para
cada uno de los tipos de roca presentes en los pozos estudio.
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Grafica 26. Curvas de altura representativas segun el tipo de roca.
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3.3.6 Geometria poral y estructura de la roca. El analisis de los resultados de la
prueba HPMI para las curvas de altura representativas seleccionadas para cada tipo
de roca permite determinar la geometria poral y la estructura de la roca. Los radios
de garganta invadidos durante la prueba de inyeccion de mercurio determinaran la
geometria poral de la roca, determinando la distribucién de las gargantas porales.

Al observar el radio de garganta invadido por la inyeccion de mercurio durante la
prueba cabe resaltar que la inyeccion incremental (volumen de inyeccion anterior —
volumen de inyeccion actual) esta directamente relacionada con la garganta de poro
invadida, entre menor sea el radio de garganta a invadir la cantidad de mercurio
sera cada vez menor debido a la presion capilar que este debe lograr para ingresar.

Las graficas 27 — 31 representan la distribucion de los radios de garganta respecto
a la inyeccién de mercurio para cada uno de los tipos de roca. Los rangos de los
radios de garganta en micrones varian entre 0.01 -0.40 para RT1, 0.08 — 0.50 para
RT2, 0.10 — 0.60 para RT3, 0.25 — 3 para RT4 y de 0.5 — 10.5 para RT5. Lo que
permite demostrar que conforme el tipo de roca tenga mejor clasificacion los radios
de garganta promedio tenderan a ser mas grandes aportando de manera
significativa a la capacidad de almacenamiento de la roca y al movimiento de los
fluidos referente a la produccion.

Grafica 27. Radios de garganta respecto a la inyeccion de mercurio para el tipo de roca 1 (RT1).
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Gréfica 28. Radios de garganta respecto a la inyeccion de mercurio para el tipo de roca 2 (RT2).
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Grafica 29. Radios de garganta respecto a la inyeccién de mercurio para el tipo de roca 3 (RT3).
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Gréfica 30. Radios de garganta respecto a la inyeccion de mercurio para el tipo de roca 4 (RT4).
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Grafica 31. Radios de garganta respecto a la inyeccién de mercurio para el tipo de roca 5 (RT5).
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3.3.7 indice de calidad de roca (RQI). Es un indice desarrollado por Core Lab en
1988, el cual correlaciona las cualidades de los espacios de poro microscopicos con
parametros petrofisicos macroscopicos del yacimiento, EI RQI es una aproximacion
cercana del radio hidraulico medio (garganta de poro) en una roca del yacimiento®®.
Permitiendo de esta manera caracterizar cada uno de los intervalos presentes en la
columna litologica de los pozos estudio. La ecuacidbn 17 muestra la relacién
matematica que determina el RQI.

Ecuacién 17. RQI (Rock quality
index)

k
RQI = 0.0314 X °

Fuente: OHEN, Henry.
CAPILLARY PRESSURE AND
RELATIVE PERMEABILITY:
ROCK-FLUID PROPIERTIES
FOR RESERVOIR
DESCRIPTION. Diapositiva 73.

Donde:

RQI:  Rock quality index (micrones).

k: Permeabilidad (mD).

¢: Porosidad (fraccién).

0.0314: Resultado de la conversién de micrones cuadrados a milidarcies.>’

La unidad de flujo hidraulico es muy util en la caracterizacion de yacimientos, ya que
combina dos de las propiedades petrofisicas mas importantes, que son la porosidad
y permeabilidad. Estas dos propiedades controlan la calidad del yacimiento en
términos de almacenamiento y transmisibilidad®®.

El calculo de un RQI para cada uno de los intervalos de los pozos estudio permite
determinar posteriormente las saturaciones de agua irreducibles.

5% OHEN, Henry. CAPILLARY PRESSURE AND RELATIVE PERMEABILITY: ROCK-FLUID
PROPIERTIES FOR RESERVOIR DESCRIPTION. Diapositiva 73.

57 CIVAN. Faruk. Reservoir formation damage. Fundamentals, Modeling, Assessment, and
mitigation. Gulf Professional Publishing. 2da Edicion. Estados Unidos. 2007. p. 129.

58 Petroblogger. Reservoir quality index RQI. 2006 [En linea] [Citado el 21 de septiembre del 2017]
Disponible en: http://www.ingenieriadepetroleo.com/reservoir-quality-index-rqi/.
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3.3.8 Estimacion de Swi respecto a los resultados de HPMI. La obtencion de
una curva representativa de altura para cada tipo de roca permite determinar una
saturacion de agua irreducible aproximada, siendo esta tomada como punto minimo
y maximo de la resultante de la recta de estas curvas, lo cual se ve representado en
una curva de presion capilar estandar para las condiciones de un yacimiento por
encima de la zona de transicion. La grafica 32 representa los puntos minimo vy
maximo de saturacion de agua irreducible que podria presentar cada uno de los
tipos de roca, considerando que las formaciones productoras se encuentran por
encima de la zona de transicion, es decir, en condiciones irreducibles.

Gréfica 32. Determinacion de Swi maxima y minima para cada tipo de roca.
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Los resultados obtenidos para las saturaciones de agua irreducibles maximos y
minimos para cada uno de los tipos de roca de la grafica 32 se presentan en la
Tabla 14.

Tabla 14. Saturaciones de agua
irreducibles para cada tipo de roca.

Swi min Swi max
RT1 27 38
RT2 26 36
RT3 17 30
RT4 16 26
RT5 13 24

Se determiné un Sw media, como punto central entre las saturaciones maximas y
minimas encontradas.

3.3.9 Swi vs RQI. La determinacién de RQI como indice de calidad de roca, y la
determinacion de las saturaciones de agua irreducibles por medio del analisis de las
curvas de altura para cada tipo de roca permite obtener una relacion matematica de
estos parametros, con el fin de obtener una funcion que permita describir el
comportamiento de la saturacion de agua irreducible en toda la columna litologica
del pozo®°.

Gréfica 33. Relacion matemética entre Swi y RQI.

Farmation: Swi versus ROI
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Fuente: Petroblogger. Reservoir quality index RQI [En linea]
[Citado el 21 de septiembre del 2017]
http://www.ingenieriadepetroleo.com/reservoir-quality-index-rqi/.

59 OHEN, Henry. CAPILLARY PRESSURE AND RELATIVE PERMEABILITY: ROCK-FLUID
PROPIERTIES FOR RESERVOIR DESCRIPTION. Diapositiva 75.
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La determinacion de saturaciones de agua irreducibles maxima, media y minima
hace preciso realizar una correlacion matematica para cada una de ellas. La Grafica
33 y las ecuaciones 18-20 describen el modelo matematico encontrado para los
resultados obtenidos del analisis de HPMI.

Gréfica 34. Swi Vs RQI para los resultados de las pruebas HPMI.
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Ecuacién 18. Modelo matematico
para la obtencion de la Swi maxima
por medio de RQI.
Swimax = 10,825 RQI~%4>
Donde:

Swi max: Saturacion de agua maxima [%].
RQI: Indice de calidad de roca [micrones].
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Donde:

Ecuacion 19. Modelo matematico
para la obtencion de la Swi media por
medio de RQI.

Swimed = 7,9786 RQI~ 9482

Swi med: Saturacion de agua media [%].
Indice de calidad de roca [micrones].

RQI:

Donde:

Ecuacion 20. Modelo matemético
para la obtencion de la Swi minima por
medio de RQI.

Swi min = 5,1709 RQI~°538

Swi min: Saturacion de agua minima [%0].

RQI:

Partiendo de los modelos mateméaticos descritos con anterioridad, se genera la
curva de saturacién de agua maxima, media y minima para cada uno de los pozos
estudio.

3.3.10Swi RQI (Derivacién de los pozos). La presencia de dos formaciones
productoras en los pozos estudio (Colorado y Mugrosa) hace pertinente considerar
dos sistemas de presiones capilares que varien desde el tope hasta la base de cada
una. La tabla 15 presenta los valores de tope y base encontrados para cada una de

las formaciones en los pozos estudio.

Tabla 15. Tope y Base de las formaciones productoras encontrados en los pozos estudio.

indice de calidad de roca [micrones].

A TOPE BASE B TOPE BASE
H () COLORADO 2418 3338 H () COLORADO 2804 4055
MUGROSA 3338 4062 MUGROSA 4055 5015

Fuente: Ecopetrol S.A. Estados mecanicos de los pozos estudio “A” y “B”. 2003.
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La determinacion de las saturaciones de agua maxima, minima y media permiten
describir los posibles comportamientos que pueda llegar a tener los pozos estudio.
Al analizar los dos sistemas de presiones capilares que se deben generar en los
pozos estudio, respecto a las formaciones productoras presentes, se debe generar
una deriva de los valores correspondientes a las saturaciones de agua irreducibles
segun la profundidad encontrada para cada una de las formaciones. Los valores de
saturacion de agua minima se encontraran en la parte mas alta de cada una de las
formaciones (la base) y los valores maximos en la parte mas baja (tope). Las demas
profundidades tomaran valores intermedios entre las saturaciones de agua maxima
y minima respecto a su posicion de profundidad. La ecuacion 21 describe la
ecuacion matematica de regresion lineal que permitird determinar los puntos de
saturacion intermedios.

Ecuacion 21. Modelo matematico para la obtencién de la Swi minima por medio de

RQI.

Swi ing = Y MAXTSWIMINL B ASEY + Sw mi
Wiint = P E—BASE <\ W

Donde:

Swint: Saturacién de agua intermedia segun la profundidad [%].
Sw max: Saturacion de agua maxima [%].

Sw min: Saturacién de agua minima [%].

TOPE: Tope de la formacion productora [ft].

BASE: Base de la formacién productora [ft].

H: Profundidad del intervalo [ft].

Se realiza la derivacion para cada una de las formaciones productoras presentes en
los pozos estudio considerando Unicamente los tipos de roca 3 (RT3), 4 (RT4) y
5 (RT5) al ser estos los mejores tipos de roca, los cuales son representativos en la
descripcion del yacimiento. Las gréficas 35 y 36 muestran la distribucién de las
saturaciones estimadas entre los valores de saturacion maximo y minimo.
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Gréafica 35. Distribucion de las saturaciones de agua irreducibles halladas mediante RQI para el pozo
estudio “A”.
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Gréafica 36. Distribucion de las saturaciones de agua irreducibles halladas mediante RQI para el pozo
estudio “B”.
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3.3.7Transformacion de un sistema de presion capilar de drenaje aimbibicion.
Las pruebas de HPMI y sus correspondientes resultados estdn basados en el
proceso de drenaje (desplazamiento del agua por petroleo) sin embargo, la
produccién diaria de un pozo refleja un sistema de imbibicion (produccion de
petréleo fuera del yacimiento), lo que hace indispensable la transformacién de un
sistema a otro para representar de manera correcta la realidad de produccion de los
pOZos.

La trasformacion de sistema considera la acotacion las curvas representativas del
yacimiento por tipo de roca (presion capilar, saturaciones de agua, permeabilidades
relativas, entre otras) a los puntos maximos y minimos que se encuentran de
manera real en el yacimiento, siendo estos la saturacion de agua irreducible y la
saturacion de petréleo residual.

3.3.7.1 Saturacion de agua corregida (Sw*). La saturacion de agua corregida es
la normalizacién de la saturacion de agua leida por HPMI al, considerarse esta como
la fase mojante de la roca, y la saturacion de agua irreducible, determinada
mediante la deriva de RQI, como la menor saturacion posible de esta.®® La Ecuacion
22 muestra el procedimiento matematico utilizado para la normalizacién.

Ecuacion 22. Saturacién de agua corregida.

Sw — Swi

W= 100 = swi

Fuente: Brooks. R.H. y Corey. AT.
Hydraulic Properties of porous media.
Colorado State University. Hidropaper
No.5. 1994. Estados Unidos. p. 4.

Donde:

Sw*: Saturacion de agua corregida (%).
Sw: Saturacion de agua leida en HPMI (%).
Swi: Saturacion de agua irreducible (%).

Los resultados de la aplicacién de la Ecuacion 22 para cada una de las curvas segun
los tipos de roca representativos en el yacimiento (RT3, RT4 y RT5) se muestran en
las tablas 16-18.

60 | |. Kewen y HORNE. Roland. Universal capillary pressure and relative permeability model from
fractal characterization of rock. Stanford Geothermal Program. Stanford University. Estados Unidos.
p. 3.
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Tabla 16. Determinacién de al Sw* para el tipo de roca 3 (RT3).

1

0,98819055

0,97627073

0,96545461

0,95221038

0,93940761

0,92726705

0,91578872

0,90541407

0,89548089

0,88278849

0,87108941

0,85685185

0,83235002

0,80575119

0,77738644

0,75078761

0,72628578

0,71204821

0,68368347

0,65918164

0,65136008

0,62826284

0,60645065

0,57175663

0,54287239

0,50730455

0,47872357

0,4551799

0,43431151

0,4087156

0,38815595

0,36890117

0,32785937

0,29500312

0,24670372

0,21409852

0,19037202

0,17167585

0,1574592

0,14646726

0,13710169

0,12319077

0,27590346

1

0,98369078

0,96722914

0,95229174

0,93400104

0,91632002

0,89955352

0,88370158

0,86937387

0,85565583

0,83812724

0,82197044

0,80230792

0,76847013

0,7317363

0,6925637

0,65582988

0,62199209

0,60232956

0,56315696

0,52931917

0,51851735

0,48661934

0,45649603

0,40858249

0,36869246

0,31957215

0,28010092

0,24758638

0,21876648

0,18341772

0,1550242

0,12843275

0,07175274

0,02637722

0,11240632

0,1041739

0,09730034

0,09203636

0,08734697

0,08344022

0,07991412

0,07678391

0,07404912

0,07044024

0,06718409

0,06389008

0,05951719

0,05636199

0,05346292

0,05094646

0,04518179

0,04083376

0,03658328

0,03288166

0,02853126

0,02607869

0,02380346

0,02181114

0,01979578

0,01818091

0,01651687

0,01486658

0,01363325

0,01194251

0,01113481

0,00994585

0,00881942

0,00771541

0,00657231

0,00576102

0,00470361

0,00385967

0,00303659

0,00233368

0,00147402

0,00073095

0

0,27590346
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Tabla 17. Determinacion de al Sw* para el tipo de roca 4 (RT4).

1

0,98246433

0,96777536

0,94397695

0,91653477

0,89455824

0,87736415

0,85937304

0,84229283

0,82179658

0,80380543

0,78786392

0,75859985

0,73149927

0,70849792

0,693795

0,67909207

0,63453373

0,60505368

0,57502652

0,5509284

0,53214182

0,51422257

0,48486338

0,46075126

0,43049584

0,406784

0,38704926

0,36836679

0,34796436

0,33008216

0,31386945

0,27969071

0,25201157

0,214405

0,18670382

0,16611763

0,15110403

0,13967397

0,13027483

0,12237467

0,11008571

0,10119717

0,15142

1

0,97933535

0,96202535

0,93398046

0,90164163

0,87574372

0,8554816

0,83428023

0,81415231

0,78999881

0,7687974

0,75001136

0,71552556

0,68358927

0,65648368

0,63915723

0,62183079

0,56932167

0,53458133

0,49919628

0,4707982

0,44865943

0,42754275

0,39294485

0,36453028

0,32887622

0,30093335

0,27767725

0,25566116

0,23161822

0,21054521

0,19143958

0,09435908

0,08887774

0,08429284

0,0802253

0,0769079

0,07391927

0,07169269

0,06975551

0,06693337

0,06413547

0,05964915

0,05618157

0,05237544

0,04982791

0,04740642

0,04100953

0,03639674

0,031975

0,02906747

0,02475933

0,02256385

0,02052241

0,01895907

0,01705

0,01603695

0,01475154

0,01357813

0,01257109

0,01110686

0,0097778

0,00851159

0,00739031

0,00664607

0,0057389

0,00460099

0,00400489

0,00340633

0,00256599

0,0019007

0,00128122

0,00066421

0

0,15142
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Tabla 18. Determinacion de al Sw* para el tipo de roca 5 (RT5).

1

0,98598454

0,96501927

0,94011577

0,91196903

0,88127402

0,85081067

0,82718128

0,80169866

0,77922761

0,75930479

0,73938198

0,70324295

0,67208465

0,64602282

0,6204685

0,59360067

0,56356236

0,52965731

0,49478217

0,46894029

0,44368274

0,42687212

0,39039317

0,36214064

0,32808463

0,30262968

0,28132096

0,26311773

0,24332932

0,22674982

0,21323032

0,18629909

0,16796191

0,14289786

0,12648732

0,11520151

0,10651237

0,09964249

0,09386745

0,08904348

0,08149814

0,07580836

0,16191

1

0,98327692

0,95826143

0,92854688

0,89496253

0,85833761

0,82198913

0,79379483

0,76338928

0,73657709

0,71280543

0,68903378

0,64591313

0,60873544

0,57763878

0,54714768

0,51508932

0,47924797

0,43879288

0,39718029

0,36634608

0,33620909

0,31615085

0,27262462

0,23891405

0,19827883

0,16790631

0,142481

0,12076114

0,09714984

0,07736739

0,06123609

0,02910207

0,00722238

0,07121009

0,06743732

0,06422503

0,06150613

0,05911811

0,05694711

0,05507631

0,05340804

0,05124809

0,04932822

0,04725068

0,04468841

0,04275482

0,04102445

0,03932103

0,03588218

0,03299571

0,02991212

0,02723305

0,02456827

0,02232163

0,02074063

0,0190092

0,01761903

0,0162644

0,01497416

0,01367717

0,01245514

0,01118939

0,01011571

0,00894723

0,00800435

0,00694543

0,00616631

0,0051616

0,00424987

0,00351201

0,00274147

0,00189367

0,00125679

0,00044796

0

0,16191
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3.3.7.2 Variable Lambda (A) y a. Brooks and Corey observaron que al graficar los
resultados de Sw* junto con los resultados de presién capilar de la prueba HPMI en
un grafico log-log resultaba una linea recta con pendiente -A que es caracteristica
de las estructuras del volumen poroso. Adicionalmente, el factor Pe (Presion de
entrada al poro) era obtenido de la intercepcion de Sw* cuando esta tenga un valor
de uno (1)82.

Ecuacién 23. Ecuaciéon resultante de
la gréfica log-log para Sw* vs Pc.

Sw* = (Pe/Pc)*

Fuente: BROOKS. R.H. y COREY.
A.T. Hydraulic Properties of porous
media. Colorado: Colorado State
University. Hidrology papers. no.5.
1994. p. 4.

Donde:

Sw*: Saturacion de agua corregida (Fraccion)
Pe: Presion de entrada al poro (psi)

Pc:  Presion capilar (psi)

A Factor litologico (Adimensional)

Para la determinacion del petréleo residual (Sor) una estimacién correcta es obtener
el punto de interseccién de la recta resultante de la obtencién de la variable lambda
cuando la presion capilar tenga un valor de uno (1). Al realizar esta suposicion la
Ecuacion 23 da como resultado la Ecuacion 24.

61 BROOKS. R.H. y COREY. A.T. Hydraulic Properties of porous media. Colorado: Colorado State
University. Hidrology papers. no.5. 1994. p. 4.
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Ecuacion 24. Lambda y a.

PcHg/Aire = aSw*™*

Fuente: PEREZ. Leonel.
Mathematical  Solution  proposed
HPMI. Ecopetrol S.A. 2016.

Donde:

Pcrg/aire: Presion capilar en el sistema Aire-Mercurio leida por la prueba HPMI (psi).

a Factor de interseccion cuando la presion capilar sea igual a 1
(Adimensional).

Sw*:  Saturacion de agua corregida (Fraccion).

A: Factor litologico (Adimensional).

La determinacion de la variable Lambda (A) y “a” para cada una de las curvas
segun los tipos de roca representativos en el yacimiento (RT3, RT4y RT5) se
muestra en las graficas 37-39.

Grafica 37. Determinacion de la variable Lambda (A) y a para el tipo de roca 3 (RT3).
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Gréfica 38. Determinacion de la variable Lambda (A) y a para el tipo de roca 4 (RT4).
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Grafica 39. Determinacion de la variable Lambda (A) y a para el tipo de roca 5 (RT5).
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3.3.7.3 Saturacion de petréleo residual (Sor). La saturacion de petréleo residual
se considera como la fraccion de petroleo irrecuperable que quedara en la roca
después de la produccion natural y el uso de las técnicas de recobro primarias.

La saturacion de petréleo residual esta directamente ligada a las condiciones de la
roca de yacimiento, la presion inicial de yacimiento, caida de presién de los
yacimientos durante la produccién, entre otros®.

Modelo matematico planteado por Ecopetrol.

Ecopetrol en sus estudios de yacimientos y partiendo del requerimiento de
caracterizar los yacimientos, desarroll6 un modelo matematico (Ecuacion 25) el cual
teniendo en cuenta las caracteristicas litolégicas de la roca y partiendo de la
estimacion del punto de interseccion de las graficas 37-39 cuando la presion capilar
tome el valor de 1, se determinara un valor de saturacion de petréleo residual.

Ecuacion 25. Modelo matemético desarrollado por
Ecopetrol para la determinacion del Sor. Resultados para la
muestra 7 del pozo estudio “A”.

2(Pc
Sor = = X (1 —Swi)| + Swi

111
Sor = EX (1 —Swi)| + Swi

Fuente: PEREZ. Leonel. Mathematical Solution proposed
HPMI. Ecopetrol S.A. 2016. Autores.

Donde:

Sor: Saturacion de petroleo residual (Fraccion).

A Factor litologico (Adimensional).

a: Factor de interseccion cuando la presion capilar sea igual a 1 (Adimensional).
Swi: Saturacion de agua irreducible (Fraccion).

La Tabla 19 muestra los resultados obtenidos para la determinacion del Sor segun
las curvas por tipo de roca representativo del yacimiento.

62 SCHLUMBERGER. Saturacion de petréleo residual. En: Oilfield Glossary. [En linea] [Citado el 22
de octubre de 2017] Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/r/residual_oil_saturation.aspx.
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Tabla 19. Determinacién del Sor por tipo

de roca.
Swi (%) Sor (%)
RT3 27,59 33,89
RT4 15,142 21,49
RTS5 16,191 19,23

3.3.7.4 Modelo de imbibicién. En las graficas 40 — 42 de acuerdo a las curvas por
tipo de roca representativas se presentan los modelos resultantes del
comportamiento de la presion capilar en el escenario de imbibicion teniendo en
cuenta los valores de acotacién anteriormente descritos. Las graficas resultantes
muestran que entre mejor calidad tenga la roca, la saturacion de agua irreducible
(Swi) y la saturacion de petréleo residual (Sor) tendran valores mas bajo.

Grafica 40. Modelo de presién capilar en el escenario de imbibicién para el tipo de roca 3 (RT3).
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Grafica 41. Modelo de presién capilar en el escenario de imbibicion para el tipo de roca 4 (RT4).
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Grafica 42. Modelo de presién capilar en el escenario de imbibicién para el tipo de roca 5 (RT5).
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3.4 MODELO DE SATURACION DE AGUA POR HPMI

El modelo de saturacion de agua por HPMI esta descrito por los resultados de la
deriva resultante de la saturacion de agua hallada por RQI para cada una de las
formaciones productoras presentes en los pozos estudio. Las graficas 43 y 44
presentan los resultados obtenidos para los modelos por HPMI.

Grafica 43. Modelo de saturacion de agua por HPMI para el
pozo estudio “A”.
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Grafica 44. Modelo de saturacién de agua por HPMI para
el pozo estudio “B”.
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Como se observa en las graficas resultantes del modelo de saturacion de agua
obtenido por HPMI las saturaciones varian entre 15 — 33% y 8 — 33% para los pozos
estudio “A” y “B” respectivamente.
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4. DETERMINACION DE LAS CURVAS DE PERMEABILIDADES RELATIVAS

El andlisis de las pruebas HPMI permite determinar los valores de las acotaciones
también llamados “end points” de las curvas de permeabilidades relativas. El uso de
las ecuaciones de Brooks y Corey permitiran estimar las curvas de permeabilidades
relativas.

La determinacion de las curvas de permeabilidades relativas en el presente capitulo
se desarrollara para para las muestras representativas de los tipos de roca (RT3,
RT4 y RT5) para los pozos estudio.

4.1 PERMEABILIDAD RELATIVA

La permeabilidad relativa es la relacion entre la permeabilidad efectiva de un fluido
en particular, con una saturacion dada, y la permeabilidad absoluta de ese fluido en
condiciones de saturacion total. Si en una roca existe un solo fluido presente, su
permeabilidad relativa es de 1,0. El calculo de la permeabilidad relativa permite la
comparacion de las diferentes capacidades de los fluidos para fluir en su respectiva
presencia, ya que la presencia de mas de un fluido por lo general inhibe el flujo®3.

La determinacion de la permeabilidad relativa se considera un calculo fundamental
en el desarrollo de los yacimientos, ya que determinara de manera directa las
condiciones de flujo de los pozos, y para el presente trabajo de grado seréa la base
en la determinacién de los caudales estimados por la ecuacion de Darcy.

4.1.1Curvas de permeabilidades relativas. Las curvas de permeabilidades
relativas son una representacion grafica del comportamiento de la permeabilidad
relativa de un fluido respecto a la saturacibn de agua encontrada en los
yacimientos®4.

Se componen principalmente por dos curvas, la curva de permeabilidad relativa al
agua y la curva de permeabilidad relativa al petréleo, la curvatura y finalizacién de
estas dependen principalmente de factores litoldgicos.

Las curvas de permeabilidades relativas estan acotadas en sus extremos por 2
saturaciones fundamentales en la industria del petréleo, la saturacion de agua
irreducible (que acota como valor minimo de saturacion de agua) y la saturacién de
petréleo residual (la cual acota la curva como saturacion maxima de agua al tomarse
en la grafica como 1-Sor).

63 SCHLUMBERGER. Permeabilidad relativa. En: Oilfield Glossary. [En Linea] [Citado el 12 de marzo
del 2017] Disponible en: http://www.glossary.oilfield.sIb.com/es/Terms/r/relative_permeability.aspx.
64 CROTTI. Marcelo. Promedios de curvas de permeabilidades relativas. INLAB. 2002. [En Linea]
[Citado el 22 de abril del 2017] Disponible en: http://www.inlab.com.ar/Prom_Curv_KR_1.htm.

127



Figura 11. Curvas de permeabilidades relativas.
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Fuente: MADRID. Marcelo. Curvas de permeabilidades relativas Parte I:
Introduccién. Portal del petréleo. 2012. [En linea] [Citado el 25 de abiril
del 2017] Disponible en:
http://www.portaldelpetroleo.com/2012/12/curvas-de-permeabilidad-
relativa-parte.html.

4.1.1.1 Modelo de Brooks y Corey. La técnica analitica mas ampliamente utilizada
para calcular la permeabilidad relativa de las curvas de presion capilar se basa en
las ecuaciones de Brooks y Corey®®.

Brooks y Corey desarrollaron un planteamiento matematico el cual tiene en cuenta
las variables litolégicas del medio en donde se movian los fluidos y la variable
Lambda (A) desarrollada en el capitulo 3 del presente proyecto de grado.
Adicionalmente, el estudio de las curvas de presion capilar permite acotar los
resultados de sus ecuaciones basandose en los valores maximos y minimos de
saturaciones de aguas que podrian presentarse (Swi y Sor).

El desarrollo matematico de Brooks y Corey considera 2 variables fundamentales,
saturacion de agua corregida (Sw*) y saturacion de agua corregida por petroleo
(Swo*) en sus ecuaciones, las cuales determinan una normalizacion de las

65 1. Kewen y HORNE. Roland Op.cit. p. 4-5.
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saturaciones de agua y de petréleo, generando asi 2 ecuaciones adicionales que
permiten la obtencion de las curvas de permeabilidades relativas. La Ecuacion 26
determina la saturacion de agua corregida (Sw*) mencionada en el capitulo 3 del
presente proyecto de grado.

Ecuacion 26. Saturacion de agua
corregida por petréleo.

Sw — Swi
100 — Swi — Sor

Fuente: BROOKS. R.H. y COREY. AT.
Hydraulic Properties of porous media.
Colorado: Colorado State University.
Hidrology papers. no.5. 1994. p. 5.

Swo* =

Donde:

Swo*: Saturacion de agua corregida por petroleo (%).
Sw:  Saturacion de agua leida (%).

Swi: Saturacion de agua irreducible (%).

Sor: Saturacion de petroleo residual (%).

Las ecuaciones 27 y 28 muestran el planteamiento matematico desarrollado por
Brooks & Corey, el cual sera utilizado para la determinacion de las curvas de
permeabilidades relativas para cada una de las muestras del presente trabajo de

grado.
Ecuacion 27. Permeabilidad relativa al agua.

kTW — [SW*]((2+3A)/A)

Para Sw < Swr - k., =0.0

Fuente: BROOKS. R.H. y COREY. A.T. Hydraulic
Properties of porous media. Colorado: Colorado
State University. Hidrology papers. no.5. 1994. p.
5-6.

Donde:

Krw: Permeabilidad relativa al agua. (Fraccion).
Sw*: Saturacién de agua corregida (Fraccion).
A Factor litologico (Adimensional).

Swr: Saturacion de agua irreducible (Fraccion).
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Ecuacion 28. Permeabilidad relativa al petréleo.

kro = [1—Swo*]2 x [1 — Swo*(Z+D/D)
Para Sw < Swr - k., =10

ParaSw>1—-Sor - k,,=0.0

Fuente: BROOKS. R.H. y COREY. A.T. Hydraulic
Properties of porous media. Colorado: Colorado
State University. Hidrology papers. no.5. 1994. p.
5-6.

Donde:

Kro: Permeabilidad relativa al petroleo (Fraccion).

Swo*: Saturacion de agua corregida por petréleo (Fraccion).
A: Factor litologico (Adimensional).

Swr: Saturacion de agua irreducible (Fraccion).

4.1.1.2 Obtencidén de las curvas de permeabilidades relativas. Partiendo de los
resultados obtenidos en el analisis de RQI junto con HPMI para los valores de Swi,
Sor y A, se generaron las curvas de permeabilidades relativas para las muestras
representativas de cada tipo de roca. Las tablas 20-22 muestra los resultados
obtenidos para las ecuaciones de Brooks y Corey para RT3, RT4 Y RT5.

Las graficas 45-47 muestran los resultados obtenidos de las curvas de

permeabilidades relativas para las muestras representativas de los tres (3) tipos de
roca mencionados anteriormente.
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Tabla 20. Resultados obtenidos para las ecuaciones
de Brooks y Corey para RT3.

Sw Sw* So* Krw Kro
(fraccion)  (fraccion)  (fraccion) (fraccion)  (fraccion)
0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
0,02 0,00 0,00 0,00 0,00
0,04 0,00 0,00 0,00 0,00
0,06 0,00 0,00 0,00 0,00
0,08 0,00 0,00 0,00 0,00
0,10 0,00 0,00 0,00 0,00
0,12 0,00 0,00 0,00 0,00
0,14 0,00 0,00 0,00 0,00
0,16 0,00 0,00 0,00 0,00
0,18 0,00 0,00 0,00 0,00
0,20 0,00 0,00 0,00 0,00
0,22 0,00 0,00 0,00 0,00
0,24 0,00 0,00 0,00 0,00
0,26 0,00 0,00 0,00 0,00
0,28 0,01 0,01 0,00 0,98
0,30 0,03 0,06 0,00 0,88
0,32 0,06 0,11 0,00 0,78
0,34 0,09 0,17 0,00 0,69
0,36 0,12 0,22 0,00 0,60
0,38 0,14 0,27 0,00 0,51
0,40 0,17 0,32 0,00 0,44
0,42 0,20 0,37 0,00 0,36
0,44 0,23 0,43 0,00 0,29
0,46 0,25 0,48 0,00 0,23
0,48 0,28 0,53 0,00 0,18
0,50 0,31 0,58 0,00 0,13
0,52 0,34 0,63 0,01 0,09
0,54 0,36 0,69 0,01 0,06
0,56 0,39 0,74 0,01 0,04
0,58 0,42 0,79 0,02 0,02
0,60 0,45 0,84 0,03 0,01
0,62 0,48 0,89 0,03 0,00
0,64 0,50 0,95 0,04 0,00
0,66 0,53 1,00 0,05 0,00
0,68 0,00 0,00 0,00 0,00
0,70 0,00 0,00 0,00 0,00
0,72 0,00 0,00 0,00 0,00
0,74 0,00 0,00 0,00 0,00
0,76 0,00 0,00 0,00 0,00
0,78 0,00 0,00 0,00 0,00
0,80 0,00 0,00 0,00 0,00
0,82 0,00 0,00 0,00 0,00
0,84 0,00 0,00 0,00 0,00
0,86 0,00 0,00 0,00 0,00
0,88 0,00 0,00 0,00 0,00
0,90 0,00 0,00 0,00 0,00
0,92 0,00 0,00 0,00 0,00
0,94 0,00 0,00 0,00 0,00
0,96 0,00 0,00 0,00 0,00
0,98 0,00 0,00 0,00 0,00
1,00 0,00 0,00 0,00 0,00
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Tabla 21. Resultados obtenidos para las
ecuaciones de Brooks y Corey para RT4.

Sw Sw* So* Krw Kro
(fraccion)  (fraccion)  (fraccion)  (fraccién)  (fraccion)
0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
0,02 0,00 0,00 0,00 0,00
0,04 0,00 0,00 0,00 0,00
0,06 0,00 0,00 0,00 0,00
0,08 0,00 0,00 0,00 0,00
0,10 0,00 0,00 0,00 0,00
0,12 0,00 0,00 0,00 0,00
0,14 0,00 0,00 0,00 0,00
0,16 0,01 0,01 0,000 0,97
0,18 0,03 0,05 0,000 0,91
0,20 0,06 0,08 0,000 0,85
0,22 0,08 0,11 0,000 0,79
0,24 0,10 0,14 0,000 0,74
0,26 0,13 0,17 0,000 0,68
0,28 0,15 0,20 0,000 0,63
0,30 0,18 0,23 0,000 0,58
0,32 0,20 0,27 0,000 0,53
0,34 0,22 0,30 0,001 0,48
0,36 0,25 0,33 0,001 0,43
0,38 0,27 0,36 0,002 0,39
0,40 0,29 0,39 0,002 0,34
0,42 0,32 0,42 0,004 0,30
0,44 0,34 0,46 0,005 0,27
0,46 0,36 0,49 0,007 0,23
0,48 0,39 0,52 0,010 0,20
0,50 0,41 0,55 0,013 0,17
0,52 0,43 0,58 0,017 0,14
0,54 0,46 0,61 0,022 0,11
0,56 0,48 0,64 0,028 0,09
0,58 0,51 0,68 0,035 0,07
0,60 0,53 0,71 0,044 0,05
0,62 0,55 0,74 0,055 0,04
0,64 0,58 0,77 0,067 0,03
0,66 0,60 0,80 0,082 0,02
0,68 0,62 0,83 0,099 0,01
0,70 0,65 0,87 0,118 0,01
0,72 0,67 0,90 0,141 0,00
0,74 0,69 0,93 0,167 0,00
0,76 0,72 0,96 0,197 0,00
0,78 0,74 0,99 0,230 0,00
0,80 0,00 0,00 0,00 0,00
0,82 0,00 0,00 0,00 0,00
0,84 0,00 0,00 0,00 0,00
0,86 0,00 0,00 0,00 0,00
0,88 0,00 0,00 0,00 0,00
0,90 0,00 0,00 0,00 0,00
0,92 0,00 0,00 0,00 0,00
0,94 0,00 0,00 0,00 0,00
0,96 0,00 0,00 0,00 0,00
0,98 0,00 0,00 0,00 0,00
1,00 0,00 0,00 0,00 0,00
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Tabla 22. Resultados obtenidos para las
ecuaciones de Brooks y Corey para RT5.

Sw Sw* So* Krw Kro
(fraccién)  (fraccién) (fraccién) (fraccion)  (fraccion)

0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
0,02 0,00 0,00 0,00 0,00
0,04 0,00 0,00 0,00 0,00
0,06 0,00 0,00 0,00 0,00
0,08 0,00 0,00 0,00 0,00
0,10 0,00 0,00 0,00 0,00
0,12 0,00 0,00 0,00 0,00
0,14 0,00 0,00 0,00 0,00
0,16 0,00 0,00 0,00 0,00
0,18 0,02 0,03 0,000 0,94
0,20 0,05 0,06 0,000 0,89
0,22 0,07 0,09 0,000 0,83
0,24 0,09 0,12 0,000 0,77
0,26 0,12 0,15 0,000 0,72
0,28 0,14 0,18 0,000 0,66
0,30 0,16 0,21 0,000 0,61
0,32 0,19 0,24 0,000 0,56
0,34 0,21 0,28 0,000 0,52
0,36 0,24 0,31 0,001 0,47
0,38 0,26 0,34 0,001 0,42
0,40 0,28 0,37 0,001 0,38
0,42 0,31 0,40 0,002 0,34
0,44 0,33 0,43 0,003 0,30
0,46 0,36 0,46 0,005 0,27
0,48 0,38 0,49 0,007 0,23
0,50 0,40 0,52 0,009 0,20
0,52 0,43 0,55 0,012 0,17
0,54 0,45 0,59 0,016 0,14
0,56 0,47 0,62 0,021 0,12
0,58 0,50 0,65 0,027 0,09
0,60 0,52 0,68 0,034 0,07
0,62 0,55 0,71 0,043 0,06
0,64 0,57 0,74 0,054 0,04
0,66 0,59 0,77 0,067 0,03
0,68 0,62 0,80 0,082 0,02
0,70 0,64 0,83 0,100 0,01
0,72 0,67 0,86 0,121 0,01
0,74 0,69 0,90 0,145 0,00
0,76 0,71 0,93 0,173 0,00
0,78 0,74 0,96 0,206 0,00
0,80 0,76 0,99 0,243 0,00
0,82 0,00 0,00 0,00 0,00
0,84 0,00 0,00 0,00 0,00
0,86 0,00 0,00 0,00 0,00
0,88 0,00 0,00 0,00 0,00
0,90 0,00 0,00 0,00 0,00
0,92 0,00 0,00 0,00 0,00
0,94 0,00 0,00 0,00 0,00
0,96 0,00 0,00 0,00 0,00
0,98 0,00 0,00 0,00 0,00
1,00 0,00 0,00 0,00 0,00
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Gréfica 45. Curvas de permeabilidades relativas para el tipo de roca RT3.
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Gréfica 46. Curvas de permeabilidades relativas para el tipo de roca RT4.
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Gréfica 47. Curvas de permeabilidades relativas para el tipo de roca RT5.
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Las graficas mostradas anteriormente son las curvas resultantes de las
permeabilidades relativas al agua y al petréleo para los tipos de roca RT3, RT4 y
RT5; la comparacién entre los diferentes tipos de roca permite determinar las
capacidades de flujo, demostrando que existe una mejor movilidad de los fluidos
para RT5 (mejor tipo de roca), al tener valores mayores de Krw y Kro a menores
saturaciones residuales y curvaturas mas pronunciadas. Adicionalmente las
graficas establecen el tipo de mojabilidad presentada por la roca, al tener un punto
de corte mayor a 0,5 se establece mojabilidad al agua.
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5. MODELOS DE SATURACION DE AGUA TEORICOS

En el siguiente capitulo se describiran los conceptos de algunos modelos de
saturacion de agua tedricos para asi en capitulos posteriores evaluar y comparar
los resultados con el modelo de saturacion actual, el cual esta basado en los
planteamientos descritos por Archie, dicho modelo no se adapta completamente al
yacimiento puesto que posee intercalaciones de arena y arcilla, es decir arenas
sucias, Archie bas6 su modelo en arenas limpias, por lo tanto, se esta buscando
una adaptaciéon o un cambio del modelo con el fin de elegir el que mejor se ajuste
al Campo, teniendo en cuenta las propiedades petrofisicas y la interaccion roca-
fluido; en el desarrollo del capitulo se muestran algunos conceptos basicos, las
ecuaciones ya establecidas de cada modelo, y una explicacién (paso a paso) del
proceso que se llevd a cabo para obtener los datos en cada uno de los modelos de
saturacion de agua elegidos.

5.1 SATURACION DE AGUA (SW)

La saturacion de agua es uno de los célculos petrofisicos mas dificiles de
determinar, debido a que surgen complejidades por una serie de enfoques
independientes que se pueden utilizar para calcular Sw, el reto consiste en resolver
y entender las diferencias entre los valores obtenidos de los distintos procedimientos
para asi obtener el mejor calculo de Sw y su distribucién en el yacimiento tanto
vertical como areal®®.

La saturacion de agua (Sw) se define como “la fraccion de agua de un espacio poral
dado. Se expresa en volumen/volumen, porcentaje o unidades de saturacion, es la
fraccion del agua de la formacién en la zona no perturbada”®’.

5.2 MODELOS DE SATURACION DE AGUA

Con los modelos de saturacion propuestos a través de los afios por diferentes
personajes historicos, se han podido evaluar las zonas de interés, ya que, con
dichos modelos, se realizan calculos para determinar la probabilidad de produccion
y cuantificar el volumen de hidrocarburos presentes, los modelos existentes para el
calculo de la saturacion de agua, estan basados en el tipo de formacién y el grado
de arcillosidad presente en la arena.

66 SPE, Society of petroleum Engineers. Water Saturation Determination. [En linea] [Citado el 07 de
septiembre de 2017] Disponible en: http://petrowiki.org/Water_saturation_determination#Poupon-
Leveaux_.28Indonesia.29_model.

67 SCHLUMBERGER. Saturacién de agua. En: Oilfield Glossary. [En linea] [Citado el 04 de
septiembre de 2017] Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/w/water_saturation.aspx.
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5.2.1Simandoux. En 1963 se reportd experimentos en mezclas homogéneas de
arena y montmorillonita, este modelo se desarroll6 de manera experimental, es muy
atil en donde se tenga presencia de arcilla laminar, en términos de resistividad la
ecuacion es la siguiente®®.

Ecuacién 29. Simandoux en términos de saturacion.

1 om Vsn
— = x5"+(i)><s
R, (ax R,, X (1—Vsh)> Y U \Rg) TV

Fuente: ETNYRE, Lee. COMPARATIVE PERFORMANCE
OF A DUAL WATER MODEL EQUATION IN LAMINAR
SHALY SANDS. Texas: 34™ Annual Logging Symposium.
Junio, 1993. SPWLA-1993-l, p. 13-14.

Donde:

Sw: Saturacion de agua (adimensional).

a:  Coeficiente de tortuosidad (adimensional).

Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).

¢e: Porosidad efectiva (adimensional).

Rt: Resistividad verdadera de la formacion (ohm-m).
Rsh: Resistividad de la arcilla (ohm-m).

Vsh: Volumen de arcilla (fraccion).

Para calcular los valores de saturacion para este modelo primero se necesitaron
establecer algunos términos constantes, las cuales son a, n 'y m.

“el factor de cementacion (m) muestra el grado de cementacién que tiene
la roca; este a su vez varia por tipo de roca entre valores de 1.3 a 2.8, el
exponente de saturaciéon (n) determina la relacion cuantitativa entre las
propiedades eléctricas de la roca de yacimiento y el agua de formacién
gue esta contenida en el espacio poroso; Ara, Talabani, Atlas, Vaziri e
Islam reportan un exponente de saturacién en rocas mojadas al agua con
valores menores o iguales a 2 y en rocas fuertemente mojadas al petréleo
con valores mayores que 2%

68 OSORIO, Erick. MODELADO PETROFISICO 3-D UTILIZANDO REGISTROS GEOFISICOS DE
POZOS Y GEOESTADISTICA. Trabajo de grado (Ingeniero geofisico). Ciudad de México: Instituto
Politécnico Nacional. Facultad de ingenieria, 2012, p. 48.

6 SALAZAR, Giovanni. CONSTRUCCION DEL MODELO DE SATURACION DE AGUA DE UN
YACIMIENTO DE CRUDO PESADO EN LA FORMACION MIRADOR CON AGUA DE FORMACION
DULCE. Trabajo de grado (Maestria en Ingenieria de Petr6leos). Medellin: Universidad Nacional de
Colombia. Facultad de Minas, Departamento de procesos y Energia, 2016, p. 24-25.
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El coeficiente de tortuosidad (a), Schlumberger’® lo define como “una medida de la
complejidad geométrica de un medio poroso” y para el factor de cementacion (m)
H. Guyod® lo designa como un valor alto para las rocas cementadas; segln los
datos proporcionados por Ecopetrol para la formacion Colorado los valores
numericos son 0.6 para el coeficiente de tortuosidad (a), 1.3 para el factor de
cementacion (m) y 2.0 para el exponente de saturacion (n), por otro lado para
Mugrosa los valores de a y m son los mismos que los usados para Colorado, el
anico factor que cambia es el exponente de saturacion (n) igual a 1.75. Sin embargo,
al no existir corazonamiento en los pozos, los valores contantes de m y a no cuentan
con estudios de laboratorio que permitan validarlos, razon por la cual se plantea un
desarrollo probabilistico de los escenarios posibles y como el cambio de estos
afectaria en los valores encontrados en el presente estudio (Ver anexo A).

Adicionalmente para el célculo de la resistividad del agua de formacion, se tomé la
temperatura promedio de Puerto Boyaca que es 81.86 °F, la cual se convirtié a
temperatura de yacimiento con ayuda de la Ecuacién 30, aunado a esto con los
estudios de laboratorio realizados previamente por Ecopetrol, para Bloque 789 se
determind que la salinidad promedio para el agua es de 24.000 ppm y con la ayuda
de la tabla Gen-9 de Schulmberger (Figura 12) que se muestra a continuacién, se
obtuvo un Rw de 0.24, se determiné que el cambi6 de Rw respecto a la profundidad
no impacta a gran escala en las operaciones realizadas por lo tanto se tomara Rw
como constante, la resistividad de la arcilla (Rsh) se obtiene directamente leyendo
en los registros Gamma Ray de cada pozo (ver Grafica 3) siendo Rsh promedio del
Pozo “A” igual a 0.82 y del Pozo “B” igual a 0.94.

Ecuacion 30. Temperatura de formacion.

Py

Fuente: CHAJID, Edgar; CAMARGO,
Jorge 'y AMAYA, Maria del Pilar.
Desarrollo de una Metodologia para
Analisis Petrofisico de Registros de Pozo
Perforados Adyacentes a un Bloque
Exploratorio de Trayectoria Oil & Gas en
la Cuenca Llanos Orientales. Revista
Ingenieria y Region, 2011, no. 8. p. 9.

Donde:

Tf. Temperatura real de la formacién (°F).

0 SCHLUMBERGER. Tortuosidad. En: Oilfield Glossary. [En linea] [Citado el 06 de octubre del 2017]
Disponible en: http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/tortuosity.aspx.

71 GUYOD, H. Fundamental Data for the Interpretation of Electric Logs. The Oil Weekly. Octubre,
1944, no. 38. p. 21-27.
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GG: Gradiente geotérmico (1°F/100 ft).
Pf. Profundidad de interés (ft).

Por otro lado, la informacion de los registros de pozo contribuyd para determinar la
resistividad verdadera de la formacion (Rt) esta resistividad para el Pozo “A” se tomé
del registro HDRS y para el Pozo “B” del registro RT90 los cuales dan una lectura
profunda del radio de investigacion alcanzando la zona no invadida, cabe resaltar
gue no se tomaron los mismos registros para cada pozo.

Con los parametros anteriormente establecidos junto los datos obtenidos en el
capitulo de petrofisica (porosidad, volumen de arcilla), se pudieron adquirir los
resultados de la saturacién de agua para este modelo, se realizaron los calculos en
un determinado intervalo de profundidad, empezando en el Pozo “A” a 2305 ft hasta
4088 ft y la profundidad de inicio del Pozo “B” en 2803 ft hasta 4681 ft con paso de
0.5 ft para el Pozo “A” y 0.25 ft para el Pozo “B”.

Para realizar el calculo del modelo de Simandoux, se reemplaz6 en la Ecuacion 30,
con las variables anteriormente establecidas y calculadas de porosidad, exponentes
de saturacion, resistividades (agua y arcilla), exponente de tortuosidad y de
cementacion, logrando obtener resultados entre 0 y 1.
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Figura 12. Tabla Gen-6 Resistividad del NaCl en soluciones de agua.
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5.2.2 Simandoux modificado. En 1968 Atlan, luego Bardon y Pied 1969, modificaron la
ecuacion original de Simandoux para segun ellos permitir la interpretacién practica
usando datos de registros de pozo, se afirmo que se hizo con base en la pérdida de
exactitud de la ecuacion original, a la vez que se proporciond una aproximacion
razonable para la aplicacién practica’?, en esta ecuacion se tiene en cuenta la
relacion entre la saturacion de agua y la conductividad.

Ecuacién 31. Simandoux modificado en
términos de conductividad (Ct).

C
C, = (FW X 5W2> + (Vg X Csp, X Sy)

Fuente: AVENDANO, Jonathan. Anélisis de
modelos  petrofisicos para formaciones
clasticas. Tesis de grado (Ingeniero Geofisico).
Ciudad de México: Instituto Politécnico
Nacional. 2015, p. 64.

Donde:

Ct: Conductividad total de la roca (mho/m).

Cw: Conductividad del agua en la roca (mho/m).

F:  Factor de formacién (adimensional).

Sw: Saturacion de agua (adimensional).

Vsh: Volumen de arcilla (porcentaje).

Csh: Conductividad de la arcilla en la roca (mho/m).

La expresion modificada se dio para dar un mejor entendimiento segun la
arcillosidad de la formacion, como resultado la ecuacion para Simandoux
modificado es:

Ecuaciéon 32. Simandoux modificado en términos de Sw.

w

1
(awa)+[axRWxV5h]2 I [axRWszh
@™ X R; 2 X Q™ X Rgp 2 X Q™ X Ry

Fuente: OSORIO, Erick. Modelado petrofisico 3-d utilizando registros
geofisicos de pozos y geoestadistica. Instituto Politécnico Nacional,
2012, p. 48.

2 ETNYRE, Lee. COMPARATIVE PERFORMANCE OF A DUAL WATER MODEL EQUATION IN
LAMINAR SHALY SANDS. Texas: 34™ Annual Logging Symposium. Junio, 1993. SPWLA-1993-,
p. 13-14.
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Donde:

Sw: Saturacion de agua (adimensional).

n:  Exponente de saturacién (adimensional).

a: Coeficiente de tortuosidad (adimensional).

Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).

¢: Porosidad efectiva de la formacion (adimensional).
m: Exponente de cementacion (adimensional).

Rt: Resistividad verdadera de la formacion (ohm-m).
Rsh: Resistividad de la arcilla (ohm-m).

Vsh: Volumen de arcilla (fraccion)’3.

Para este modelo se determiné la saturacion de agua para los Pozos “A” y “B”; con
las variables anteriormente expuestas, para este modelo se tomaron algunos datos
de la petrofisica calculada como el volumen de arcillay la porosidad efectiva segun
Larionov ya que la literatura sugiere mejores resultados con esos datos. Asi mismo
se tomaron los intervalos propuestos de profundidad en cada pozo, con sus
respectivos valores de resistividad verdadera, resistividad de la arcilla y porosidad
efectiva.

5.2.3 Indonesia (Poupon-Leveaux). Esta ecuacion fue disefiada para resolver algunos
problemas en el célculo de las saturaciones de agua en la region del sur-oriente
asiatico, ya que alli por el agua relativamente fresca de las formaciones, junto con
la presencia de arcilla en altas cantidades se generaban errores con otros modelos.

La formula esta constituida en tres (3) partes, una porcion de arena, una porcion
arcillosa y una porcién llamada mecanismo de vinculo cruzado entre arena y arena
arcillosa’.

3 LEON, Ruddy. Métodos para evaluar formaciones arcillosas. [En linea] [Citado el 28 de septiembre
del 2017] Disponible en: https://es.scribd.com/doc/102686914/Metodos-para-evaluar-formaciones-
no-limpias.

74 LANZA, Ernesto y RAMIREZ, Luis. DETERMINACION DE PETROFACIES Y UNIDADES DE
FLUJO EN LA SECCION CRETACICA DEL CAMPO EL FURRIAL, CUENCA ORIENTAL DE
VENEZUELA. Trabajo de grado (Ingeniero Geologo). Caracas: Universidad Central de Venezuela.
2007, p. 38-41.
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Ecuacion 33. Indonesia en términos de conductividad (Ct).

Cy X Vsp X Csp
F

C
C, = (FW X 5W2> + [ 2 x x 8% |+ (Ve @77 x Cyp, x S,,2)

Fuente: LANZA, Ernesto y RAMIREZ, Luis. DETERMINACION DE PETROFACIES Y
UNIDADES DE FLUJO EN LA SECCION CRETACICA DEL CAMPO EL FURRIAL,
CUENCA ORIENTAL DE VENEZUELA. Caracas: Universidad Central de Venezuela. 2007,
p. 41.

Donde:

Ct: Conductividad de la zona no invadida de la formacion (mho/m).
Cw: Conductividad del agua en la roca (mho/m).

F:  Factor de formacién (adimensional).

Sw: Saturacion de agua (adimensional).

Vsh: Volumen de arcilla (porcentaje).

Csh: Conductividad de la arcilla en la roca (mho/m).

La ecuacion escrita en términos de resistividad es la siguiente:

Ecuacién 34. Indonesia en términos de
resistividad (Rt).

m

1 Vsh(l_%) 02

= +
\/R_t Rsh \/aXRw

Fuente: LANZA, Ernesto y RAMIREZ, Luis.
DETERMINACION DE PETROFACIES Y
UNIDADES DE FLUJO EN LA SECCION
CRETACICA DEL CAMPO EL FURRIAL,
CUENCA ORIENTAL DE VENEZUELA.
Caracas: Universidad Central de Venezuela.
2007, p. 41.

x S,/
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La ecuacion escrita en términos de saturacion:

Ecuacién 35. Indonesia en términos de
saturacion (Sw).

“/n

Vsh(l_%) 0z

S, =|R;: X
w t R, a xR,

Fuente: CASTELLANOS, Diego. Técnicas
para determinar la distribucién de la saturacion
de aceite remanente durante el periodo de
produccion primaria de un yacimiento.
Universidad Industrial de Santander, 2008, p.
34.

Donde:

Sw: Saturacién de agua (adimensional).

a:. Coeficiente de tortuosidad (adimensional).

n:  Exponente de saturacién (adimensional).

m: Exponente de cementacién (adimensional).

Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).

¢: Porosidad efectiva de la formacion (adimensional).
Rt: Resistividad verdadera de la formacion (ohm-m).
Rsh: Resistividad de la arcilla (ohm-m).

Vsh: Volumen de arcilla (fraccion).

Como se puede observar, la ecuacion de Indonesia es paramétrica, expresa que la
conductividad de la formacion se compone de 3 parametros, dos de estos involucran
las conductividades de la arcilla y el sistema formacion-agua, el tercer término
representa la conductividad de la interaccion de los dos sistemas ya mencionados.
Cuando dichos parametros no estan bien determinados, genera error con el que se
contribuye a que algunas variables afecten el resultado final de la saturacién de
agua’®.

A diferencia del modelo planteado por Archie el modelo de Indonesia tanto como los
gue se mencionan anteriormente si tienen en cuenta el volumen de arcilla, este
modelo de Indonesia se utiliza para los casos en que la arcilla se encuentre de forma

5 SANCHEZ, Carlos. EVOLUCION DE LOS REGISTROS DE RESISTIVIDAD Y SU APLICACION
EN LA ESTIMACION DE LA SATURACION DE FLUIDOS (AGUA E HIDROCARBUROYS). Trabajo
de grado (Ingeniero de Petréleos). Ciudad de México: Universidad Nacional Autbnoma de México.
Facultad de ingenieria, 2012, p. 74-75.
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laminar, se evalu6 como los anteriores modelos tomando los datos de porosidad ya
calculadas, volumen de arcilla, resistividades y sus correspondientes exponentes.

5.2.4 Archie. En 1942 Archie’® publicé una relacion entre la saturaciéon de agua, las
propiedades de roca-fluido y la resistividad. Fue la primera ecuacion conocida para
el célculo de saturacion de hidrocarburos, donde se desarrolla una relacion de indice
de resistividad y el factor de resistividad de la formacion. La siguiente ecuacion
relaciona el indice de resistividad y la saturacién de agua’”:

Ecuacidn 36. Archie simplificada.

Ry
I=—=8§,"
R, ™"

Fuente: SALAZAR, Giovanni.
Construccion del modelo de
saturacion de agua de un
yacimiento de crudo pesado en la
formacién Mirador con agua de
formacion  dulce.  Universidad
Nacional de Colombia. 2016, p. 24.

Donde:
Rt: Resistividad verdadera de la formacion (ohm-m).
Ro: Resistividad de una arenisca saturada al 100% con salmuera (ohm-m).

n: Exponente de saturacion (adimensional).

La segunda ecuacion de Archie presenta una correlacion entre la porosidad y el
factor de formacion’e:

76 ARCHIE, Gustavus. The Electrical Resistivity Log as an Aid in Determining Some Reservoir
Characteristics. Petroleum Transactions. Diciembre, 1942, SPE-942054-G, p. 54-62.

T SALAZAR. Op. cit., p. 24.

8 SALAZAR. Op. cit., p. 24.
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Ecuacion 37. Factor de formacién
de Archie

Fuente: SALAZAR, Giovanni.
Construccion del modelo de
saturacibn de agua de un
yacimiento de crudo pesado en la
formacion Mirador con agua de
formacion  dulce.  Universidad
Nacional de Colombia. 2016, p. 24.

Donde:

a. Coeficiente de tortuosidad (adimensional).
m: Exponente de cementacion (adimensional).
Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).

Realizando la combinacion de las ecuaciones 36 y 37 se presenta la ecuacion
conocida como la ecuacion de saturacion de agua de Archie’:

Ecuacion 38. Saturacion de agua
de Archie.

n axRW

Sw = @™ x R,

Fuente: CHEN, X; KUANG, L.C;
SUN, Z.C. Archie Parameter
Determination by Analysis of
Saturation Data. Oiso, Japodn,
2002. SPWLA-2002-v43n2a4, p.
104.

Donde:

Sw: Saturacién de agua (fraccién).

Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).
Rt: Resistividad verdadera de la formacién (ohm-m).
¢: Porosidad total de la formacion (adimensional).

7 CHEN, X; KUANG, L.C y SUN, Z.C. Archie Parameter Determination by Analysis of Saturation
Data. Oiso, Japon: 43rd Annual Logging Symposium. Marzo-Abril, 2002. Vol. 43. Society of
Petrophysicists and Well-Log Analysts. SPWLA-2002-v43n2a4, p. 104.
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a: Coeficiente de tortuosidad (adimensional).
n: Exponente de saturacion (adimensional).
m: Exponente de cementacion (adimensional).

Este método se utiliza para determinar la saturacion de agua en formaciones
limpias, con porosidades intergranulares no homogéneas. Esta es la ecuacion base
de la cual se han derivado estudios posteriores para el calculo de la saturacion de
agua, cuando la conductividad eléctrica de la formacion Uunicamente depende del
agua intersticial los valores de saturacion de agua pueden ser estimados por el
método de Archie, sin embargo, para formaciones arcillosa no se da el caso, ya que
las arcillas afectan las lecturas de los perfiles de saturacion dependiendo de la
cantidad presente, propiedades fisicas y el modo en el que se encuentran
distribuidas en la formacion®, de los datos suministrados en los registros de pozo y
en la petrofisica se tomaron los valores de las resistividades y la porosidad del area
de estudio.

5.2.5 Otros modelos de saturacidon de agua. Diferentes autores estudiaron afondo la
ecuacion de saturacion de Archie desarrollando asi sus propios modelos, teniendo
en cuenta la distribucion de las arcillas y el efecto que estas tienen en las mediciones
de conductividad eléctrica del yacimiento debido al agua asociada a las arcillas, en
particular el modelo de Waxman & Smits y el de Doble agua utilizan un parametro
llamado capacidad de intercambio catiénico (CEC) el cual se determina a partir de
un analisis de laboratorio que se le realizan a muestras de nucleos, es por ello que
para el presente trabajo de grado no se presentaran resultados de estos dos (2)
modelos debido a que Ecopetrol ni el Instituto Colombiano del Petréleo (ICP) poseen
esta informacion, sin embargo se presenta la teoria expuesta de cada modelo.

Doble agua. Schlumberger expuso el modelo de doble agua a mediados de los
afios 70, este considera dos componentes, el agua asociada a la arcilla y los
minerales de arcilla. Los minerales de arcilla se caracterizan por ser eléctricamente
inertes, es decir la conductividad de las arcillas es derivada de la conductividad del
agua asociada a estas, el agua de las arcillas se asume independientemente del
tipo de arcilla, pero su cantidad depende del tipo de arcilla presente en la formacion,
por lo tanto el agua asociada es directamente proporcional al area de contacto de
las arcillas en su superficie, es decir, para las arcillas que tienen una mayor area de
contacto en su superficie, el agua asociada sera mayor y sera de menor valor para
las arcillas con un area de contacto en su superficie mas pequefia®’.

80 CASTELLANOS, Diego. TECNICAS PARA DETERMINAR LA DISTRIBUCION DE LA
SATURACION DE ACEITE REMANENTE DURANTE EL PERIODO DE PRODUCCION PRIMARIA
DE UN YACIMIENTO. Tesis de grado (Ingeniero de petrdleos). Bucaramanga: Universidad Industrial
de Santander, Facultad de ingenierias fisicoquimicas, 2008, p. 32-33.

81 AVENDANO. Op. cit., p. 70.
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Asi mismo, la capacidad de intercambio catiénico (CEC) depende del area de la
superficie de la arcilla, este término también se encuentra en el modelo de Waxman
y Smits que mas adelante se va a explicar con detalle; por ello este modelo se
desarroll6 para darle una solucion préactica cuando no se dispone de una medida
continua de CEC in situ; dicho modelo se basa en 3 principios, el primero indica que
la conductividad de la arcilla se debe a su CEC, el segundo expone que la capacidad
de intercambio cationico es proporcional al area de la superficie de la arcilla y el
tercero sefiala que el espesor de la capa de arcilla es una funcion de la salinidad y
la temperatura®?. A continuacién, se muestra el procedimiento para desarrollar el
modelo.

Ecuacion 39. Modelo de doble agua
en términos de conductividad (Ct).

mes n
Ct=%xcwe

Fuente: AVENDANO, Jonathan.
Analisis de modelos petrofisicos para
formaciones clasticas. Instituto
Politécnico Nacional. 2015, p. 71.

Donde:

a Coeficiente de tortuosidad (adimensional).
n: Exponente de saturacion (adimensional).
m: Exponente de cementacion (adimensional).

Ct:  Conductividad de la zona no invadida de la formaciéon (mho/m).
Cwe: Conductividad equivalente del agua en los poros (mho/m).

¢t: Porosidad total (fraccion).

Swt: Saturacién de agua total (adimensional).

Cwe: Conductividad equivalente del agua (mho/m).

Para hallar la conductividad equivalente del agua es necesaria la siguiente
ecuacion:

82 SANCHEZ. Op. Cit., p. 70.
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Ecuacion 40. Conductividad equivalente
del agua (Cwe).

_ (VW X Cw) + (Vwb X Cwb)
ve Viv + Viwp

Fuente: SANCHEZ, Carlos. Evolucion
de los registros de resistividad y su
aplicacibn en la estimacion de la
saturacion de fluidos (agua e
hidrocarburos). Universidad Nacional
Auténoma de México, 2012, p. 71.

Donde:

Vw:  Volumen total de agua de formacion (adimensional).
Vwb: Volumen total de agua ligada (adimensional).

Cw: Conductividad del agua de formacién (mho/m).
Cwb: Conductividad del agua asociada a la arcilla (mho).

En términos de saturacién la ecuacion anterior se convierte en:

Ecuacion 41. Conductividad
equivalente del agua en términos de
saturacion (Cwe).

Swb
Cwe =Cy + (SL) X (Cwb - Cw)

wt

Fuente: SANCHEZ, Carlos. Evolucion
de los registros de resistividad y su
aplicacibn en la estimacion de la
saturacion de fluidos (agua e
hidrocarburos). Universidad Nacional
Autonoma de México, 2012, p. 71.

Donde Swb se refiere a la saturacion de agua asociada a la arcilla también llamada
“saturacion de agua ligada”.

La ecuacion anterior describe la conductividad equivalente del agua como una
funcién de la conductividad del agua de formacién mas la conductividad del agua
asociada a la arcilla, la ecuacion en términos de saturacion se convierte en83:

8 SANCHEZ, Carlos. Op. cit., p. 71.
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Ecuacion 42. Conductividad de la zona no
invadida de la formacién en términos de saturacion.

(Z)tm X Swtn (wa
Ct = X

. )X € = C)

wt

Fuente: SANCHEZ, Carlos. Evolucién de los
registros de resistividad y su aplicacion en la
estimacién de la saturacién de fluidos (agua e
hidrocarburos). Universidad Nacional Autonoma de
México, 2012, p. 71.

La porosidad de la formacion limpia se obtiene restando la porcién del volumen del
agua ligada a la arcilla, por consiguiente, la porosidad efectiva es:

Ecuacién  43. Porosidad
efectiva.

0= @ x(1=Sup)

Fuente: SANCHEZ, Carlos.
Evolucion de los registros de
resistividad y su aplicacion en
la estimacion de la saturacién
de fluidos (agua e
hidrocarburos).  Universidad
Nacional Auténoma de
México, 2012, p. 72.

Por ultimo, la ecuacion para la saturacion de agua es:

Ecuacion 44. Saturacion del
modelo de doble agua.

_ Swt - wa
w 1-—Suwp

Fuente: SANCHEZ, Carlos.
Evolucion de los registros de
resistividad y su aplicacién en
la estimacion de la saturacién
de fluidos (agua e
hidrocarburos).  Universidad
Nacional Auténoma de
México, 2012, p. 72.

Para resolver este método de saturacion de agua en arenas arcillosas se deben
tener 4 pardmetros definidos, los cuales son: Conductividad del agua connata (Cw),
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su respectiva resistividad (Rw), la conductividad del agua ligada a las arcillas (Cwb),
con su respectiva resistividad (Rwb), porosidad total y la saturaciéon del agua
ligada®.

Waxman-Smits. En 1968 Waxman & Smits publicaron su renombrado trabajo el
cual mas tarde se conoci6 con el nombre de ecuacion de Waxman & Smits, en 1974
fue modificada la ecuacion original por Waxman y Thomas y en 1981 por Juhasz,
este método se cataloga como refinado para el calculo de la saturacion de agua en
arenas con presencia de arcilla a partir de informacién proporcionada por los
registros de resistividad, dicha ecuacion no solo relaciona la saturacion de agua con
la relacion convencional entre la resistividad de la formacion y la resistividad del
agua connata, sino también con la conductividad de las arcillas contenidas en la
formacion®,

Waxman & Smits definieron un pardmetro que representa la capacidad de
intercambio cationico por unidad de volumen poroso de la formacion, tal pardmetro
se puede calcular con la siguiente ecuacion®®:

Ecuacion 45. Capacidad de
intercambio catiénico por unidad
de volumen poroso de Ila
formacién.

_ CECX(1-0)pma
100x@

Qv

Fuente: AVENDANO, Jonathan.
Andlisis de modelos petrofisicos
para  formaciones clasticas.
Instituto  Politécnico  Nacional.
2015, p. 67.

“La capacidad de intercambio catiénico (CEC) es una caracteristica que describe
el numero de puntos activos sobre la superficie sélida donde los cationes son
intercambiados, solo puede ser determinada a partir de analisis de laboratorio a
muestras de nucleos. El término B es llamado conductividad especifica de los
cationes y es un indice de la movilidad de los cationes absorbidos sobre la superficie
arcillosa™’, por lo tanto, la ecuacién de Waxman & Smits es:

8 |bid., p. 72.
8 AVENDANO. Op. cit., p. 65.
& |bid., p.67.
8 |bid., p.67.
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Ecuacion 46. Waxman & Smits en funcién de
saturacion de agua (Sw).

R; )X(1+RW><B><QU)

s —"=(—
w F*X R, S,

Fuente: AVENDANO, Jonathan. Andlisis de
modelos petrofisicos para formaciones clasticas.
Instituto Politécnico Nacional. 2015, p. 67.

Donde:

Qv: Capacidad de intercambio cationico por unidad de volumen poroso de la
formacion (meg/ml).

CEC: Capacidad de intercambio cationico.

¢: Porosidad (adimensional).

pma: Densidad de la matriz.

Sw: Saturacién de agua (adimensional).

n:  Exponente de saturacion para arenas arcillosas (adimensional).
Rt: Resistividad verdadera de la formacién (ohm-m)

F": Factor de formacién para arenas arcillosas (adimensional).

Rw: Resistividad del agua de formacion (ohm-m).

B: Conductividad equivalente del contraién.

5.3 GRAFICAS RESULTANTES DE LOS MODELOS DE SATURACION DE
AGUA

Por ultimo, se presentan las graficas resultantes de los modelos de saturacién de
agua de los pozos estudio del Bloque 789, junto con las gréaficas del modelo obtenido
por RQI en el capitulo 3 para cada pozo, dichas gréaficas se van a superponer para
poder elegir el modelo que mejor se ajuste a los mejores tipos de roca (RT3, RT4,
RT5) en los pozos.
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5.3.1 Gréficas de los modelos de saturacién de agua para el Pozo “A”

Grafica 48. Modelo de Simandoux Pozo “A”.
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Grafica 49. Modelo de Simandoux Modificado
Pozo “A”.
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Grafica 50. Modelo de Archie Pozo “A”.

Profundidad (ft)

Sw (fraccidn)

0001020204 0506 07 080% 10

2300 —— —
B
=
2400 —
==
-.—"'___
-
2500 =
=
—_
2600 =
o ——
2? .
00 -::hr=.-.
2800 =
_—-—=_—-_"_
&
2800 —
—
———
3000 — =
-=I——
3100 _.:—-;T—.—"'
R —
3200 e
=
3300
—T’—%r
S
3400 i ————
—
—_—
b~
3500 —_
e ———
— el
———
3600 =
—_—
—
3700 ?
T ——
3800 =
3900 —_f“
—_—
———
4000 —
.____E__-
4100

155

= Archie



Grafica 51

. Modelo de Indonesia Pozo “A”.
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Se puede observar en las graficas, que aproximadamente el 30% de las
saturaciones de agua son mayores que 0.85 debido a problemas en los datos de
los registros de pozo o debido a los tipos de roca en este caso shales, por lo tanto
se tomaron pardmetros de cut off, los cuales determinaban y sesgaban los valores
a rangos cercanos a uno (1), por ejemplo uno de ellos era si la porosidad era menor
al 10% se determinaba el valor de saturacion de agua igual a uno (1), debido a que
por ser tan pequefos los poros, estos se encuentran saturados en un solo fluido;
por otro lado, el modelo planteado por Poupon-Leveaux es el que da valores de
saturacion de agua mas bajos en comparacion con los demas modelos, los valores
mas pequefios se encuentran entre 0.1 y 0.3, ademas entre los modelos de
Simandoux y Simandoux modificado se percibe un leve cambio en la saturacion,
dando como resultado que Simandoux tenga valores un poco mas pequefios en
Colorado, pero mas altos en Mugrosa, a diferencia del modelo de Archie el cual
reporta los valores mas altos de saturacion.

5.3.2 Graficamodelo RQI Pozo “A”. Para estas gréaficas obtenidas a partir del modelo
y analisis de RQI se tomaron Unicamente las mejores tipologias de rocas (RT3, RT4,
RT5) con fines especificos de descartar los puntos extremos iguales a uno (1) y
cualquier otra afectacion en la distorsion de los datos para asi realizar un ajuste con
los modelos de saturacion de agua en dichas zonas.
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Gréfica 52. Swir vs profundidad Pozo “A”.
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Gréfica 53. Correlacion del modelo de Simandoux y modelo RQI

para el Pozo “A”.
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Grafica 54. Correlacion del modelo de Simandoux modificado y

modelo RQI para el Pozo “A”.
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Gréfica 55. Correlacién del modelo Archie y modelo RQI para

el Pozo “A”.
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Gréfica 56. Correlacion del modelo Indonesia y modelo RQI para

* SwiRQl
® |ndonesia

el Pozo “A”.
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5.3.3 Gréficas de los modelos de saturacion de agua para el Pozo “B”.

Grafica 57. Modelo de Simandoux Pozo “B”.
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Grafica 58. Modelo de Simandoux modificado

Pozo “B”.
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Grafica 59

. Modelo de Archie Pozo “B”.
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Grafica 60. Modelo Indonesia Pozo “B”.
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A diferencia del Pozo “A” para el Pozo “B” los modelos de saturacién de agua
difieren en mayor proporcion en términos numeéricos, dando como resultado una
separacion entre curvas importante; cabe sefialar que el modelo de Indonesia posee
los valores mas bajos de saturacion, adicionalmente se puede observar que el
modelo de Archie por no tener en cuenta las arcillas presentes en la formaciéon da
como resultado saturaciones de agua bastante elevados, con una brecha
sobresaliente entre los valores de este modelo con el modelo de Indonesia.

5.3.4 Grafica modelo RQI Pozo “B”

Gréfica 61. Swir vs profundidad Pozo “B”.
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Gréfica 62. Correlacion del modelo de Simandoux y

modelo RQI para el Pozo “B”.
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Grafica 63. Correlacion del modelo de Simandoux

modificado y modelo RQI para el Pozo “B”.
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Gréfica 64. Correlacién del modelo de Archie y modelo

RQI para el Pozo “B”.
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Gréfica 65. Correlaciéon del modelo de Indonesia y

modelo RQI para el Pozo “B”.
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5.3.5 Superposicion de las curvas y eleccién del modelo de saturaciéon de
agua para los pozos estudio (“A” y “B”). Las Graficas 53 a la 56 (Pozo “A”) y las
Graficas 62 a la 65 (Pozo “B”), consisten en la superposicion de cada modelo de
saturacion de agua y la grafica obtenida por el analisis correspondiente de RQI, con
estas superposiciones se puede determinar el modelo de saturacién de agua que
mMAs se ajusta a los pozos estudio.

Se observa que el modelo de Indonesia es el modelo que mejor se ajusta a la curva
(Grafica 65) dado que la mayoria de los puntos sigue la deriva del pozo; debido a
que no es muy clara la tendencia del ajuste para el Pozo “A” se utilizé el coeficiente
de determinacioén lineal (R?), comparando las saturaciones arrojadas por cada
modelo y los respectivos valores de RQI dando como resultado un R2 mayor para el
modelo de Indonesia, también basados en el fundamento tedrico para este modelo
(Indonesia), el cual basa en su estudio para yacimientos con arenas sucias y dado
gue los pozos tienen esas caracteristicas litologicas, el modelo que se selecciond
es el desarrollado por Poupon-Leveaux (Indonesia) para los dos (2) pozos estudio.
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6. VALIDACION DEL MODELO DE SATURACION DE AGUA

La validacién del modelo de saturacién de agua elegido se determina mediante la
comparacion de los caudales de produccion histéricos frente a los estimados para
cada uno de los pozos estudio mediante el planteamiento matemético desarrollado
por Darcy.

Los términos relacionados con la ecuacion de Darcy utilizada para la estimacion de
los caudales, estan directamente relacionados con el estudio petrofisico, el estudio
de HPMI y la generacion de las curvas de permeabilidades relativas. Los caudales
estimados serdn comparados con los caudales de produccion histéricos de los
primeros (4) cuatro meses de producciéon de cada uno de los pozos estudio,
teniendo en cuenta que este es el tiempo estimado por Ecopetrol para la
estabilizacion de los caudales de produccion después de su perforacion, tiempo en
el cual se limpiara el pozo de los residuos adicionales generados por el trabajo de
perforacion y el desplazamiento total de los fluidos de completamiento.

La estimacion de los caudales tedricos para el presente trabajo de grado se realizara
en la formacién productora Mugrosa, ya que para esta todos los términos de la
ecuacion de Darcy son conocidos, dicha estimacion se realizara pie a pie segun los
perforados iniciales del pozo. La formacion Colorado (también productora en el
Campo Ermitafio) no posee perforados en este intervalo, por lo que no sera tenida
en cuenta dentro de la produccion estimada. Adicionalmente, los caudales tedricos
de produccién son tomados Unicamente para la formaciébn Mugrosa al tenerse
producciones separadas por formacion en los pozos estudio “A” y “B”.

Los caudales estimados de produccion se presentaran con un rango de sensibilidad
respecto al dafio de formacién que presenta la formacion, debido a que Ecopetrol
no ha determinado de manera exacta el valor de dafio generado para la formacién
Mugrosa en el Campo Ermitafo.

A continuacién, en las tablas 23 y 24 se muestran los intervalos perforados para los
pozos estudio.
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Tabla 23. Intervalos perforados
Pozo “A”.

Perforados Pozo "A"
Tope (ft) Base (ft)
3321 3324
3334 3337
3357 3378
3387 3396
3408 3414
3429 3432
3438 3444
3445 3449
3458 3460
3472 3487
3496 3500
3509 3513
3522 3524
3527 3529
3545 3555

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 24. Intervalos perforados
Pozo “B”.

Perforados Pozo "B"
Tope (ft) Base (ft)
4068 4072
4121 4126
4272 4276
4324 4331
4366 4377
4521 4527
4844 4849
4856 4863
4892 4896
4906 4911
4915 4932
4964 4967

Fuente: Ecopetrol S.A.
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6.1 ECUACION DE DARCY

La ecuacion de Darcy fue planteada por Henry Darcy en 1856 a partir de un
experimento en el cual hizo fluir agua por un recipiente que tenia arena hasta
saturarlo completamente del fluido® este experimento lo propuso a raiz de que
Darcy disefi6 el acueducto de 13 km en Dijon, Francia en 1834 para el
abastecimiento de la ciudad®.

Figura 13. Permeametro basado en el
experimento de Darcy.

'r
|
[T
[

||1‘||u|||||u|u||||||l|||u||
[
B2

rrrrrrr

Seccion
Fuente: SANCHEZ, Javier. Ley de Darcy
Conductividad hidraulica. Universidad

Salamanca. Espafa, p. 1. Disponible en:
http://hidrologia.usal.es/temas/Ley_Darcy.pdf.

Darcy utilizé diferentes materiales porosos y cambiando variables encontré que la
velocidad de un fluido a través de un medio poroso es proporcional al gradiente de
presién (dp/dx), e inversamente proporcional a la viscosidad del fluido, afios
después Wycoff y Muskat establecieron que la constante de proporcionalidad de la
Ley de Darcy puede ser expresada en funcion de la viscosidad y permeabilidad del
sistema roca-fluido, por lo tanto, la Ley de Darcy es la siguiente®:

8 SANCHEZ, Alfredo. Comportamiento de la permeabilidad en nucleos naturalmente fracturados.
Tesis de grado (Ingeniero de petroleos). Ciudad de México: Universidad Nacional Autbnoma de
México. Facultad de Ingenieria, 2010. p. 8-9.

89 SANCHEZ Javier. Ley de Darcy Conductividad hidraulica. Espafia: Universidad Salamanca. p. 1-
2. [En linea] |[Citado el 20 de noviembre del 2017] Disponible en:
http://hidrologia.usal.es/temas/Ley Darcy.pdf.

% SANCHEZ, Alfredo. Op cit., p. 9.
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Ecuacion 47. Ley de Darcy.

kq . (dp
=_2 (=
1 u (dx)

Fuente: SANCHEZ, Alfredo. Comportamiento de
la permeabilidad en ndcleos naturalmente
fracturados. Universidad Nacional Autbnoma de
México. 2010, p. 9.

Donde:

A: Area total transversal de flujo (cm?).

Ka:  Permeabilidad absoluta el medio poroso (Darcy).

q: Caudal a condiciones de flujo (cm?/s).

TR Viscosidad del fluido (cP).

dp/dx: Gradiente de presion en direccion de flujo (atm/cm).

El uso de la Ley de Darcy debe ser siempre considerada en la prediccién de las
tasas de flujo desde el yacimiento hasta el borde del pozo, en este caso como la
presion del yacimiento es mayor que la presion de burbuja (Pb), se puede decir que
existe flujo de una sola fase, de acuerdo con la informacion brindada por Ecopetrol
la ecuacién de Darcy que se usard en los célculos posteriores es la de flujo semi-
continuo de un liguido monofasico, dicha ecuacion es:

Ecuacion 48. Ley de Darcy para flujo semi-continuo de
un liguido monofasico.

7,08 x 1073 X ko X h X (Pysp — Puyss)

qo = -

lop X Bop X [Ln <E) - % + S]

Fuente: BUENEKE, Aurelio. Proyecto de evaluacion de
un yacimiento de gas mediante fracturacion hidraulica.
Escuela Técnica Superior de Ingenieros de Minas y
Energia, 2013. p. 33.

Donde:

Jo: Tasa de flujo (BPD).

Mo:  Viscosidad del fluido (cP).

ko: Permeabilidad absoluta al petroleo (mD).
h:  Espesor de la arena (pies).

rw. Radio del pozo (pies).

re.  Radio de drenaje (pies).
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Pwsp: Presion estatica del yacimiento (psia).
Pwts: Presion de fondo fluyente (psia).

Bop: Factor volumeétrico del petrdleo (cP).
S: Dafio de formacion (adimensional).

6.1.1 Estimacion de los términos de la ecuacion de Darcy. La aplicacion
matematica de la ecuacién de Darcy (Ecuacion 48) esta ligada a una serie de
términos tedricos independientes para cada tipo de formacion o yacimiento en el

cual se esté realizando el estudio.

A continuacioén, se muestra la estimacion de los términos de la ecuacion de Darcy

para la formacion productora Mugrosa.

6.1.1.1 Permeabilidad absoluta al petroleo. La permeabilidad absoluta de un
fluido determinado, es la capacidad con la que fluye un fluido a través del medio
poroso cuando solo un tipo de fluido ocupa los espacios porales®. Esta
directamente relacionado con la permeabilidad relativa de cada uno de los fluidos y

la permeabilidad total de la formacion (Ecuacién 49).

Donde:

Ecuacién 49. Permeabilidad
absoluta.

ko= kro xk

Fuente: SCHLUMBERGER.
Permeabilidad. En: Oilfield
Glosary [En linea] [Citado el 08
de octubre]. Disponible en:
http://www.glossary.oilfield.slb.
com/es/Terms/p/permeability.a
spx?p=1. Autores.

krx: Permeabilidad relativa al fluido x (Fraccion).
kx: Permeabilidad absoluta al fluido x (mD).

k: Permeabilidad de la formacion (mD).

kro: Permeabilidad relativa al petréleo (Fraccion).
ko: Permeabilidad absoluta al petréleo (mD).

91 SCHLUMBERGER. Permeabilidad. En: Oilfield Glosary [En linea] [Citado el 08 de octubre].
Disponible en: http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/p/permeability.aspx?p=1. Autores.
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Para el presente proyecto de grado, se usaran los valores de kro determinados a
partir de curvas de permeabilidades relativas (Capitulo 4) evaluadas a la saturacion
de agua irreducible (comportamiento inicial del yacimiento) para los intervalos
perforados, junto con los valores calculados por el modelo de permeabilidades
obtenido por la ecuacion de regresiéon multilineal (Capitulo 2).

Para los pozos estudio se realiz6 una acotacion para kro segun cada tipo de roca,
basados en el “end point” de la permeabilidad relativa al petroleo a saturacion de
agua irreducible, indicando que, si la saturacion de agua obtenida por el modelo de
Indonesia era menor a la saturacién de agua irreducible, el valor maximo que podia
tomar kro es de 0,98 para RT3, 0,97 para RT4 y 0,94 para RT5.

6.1.1.2 Términos teoricos. Los términos mostrados en la Tabla 25 fueron
determinados por Ecopetrol para cada uno de los pozos en sus estudios de
yacimiento para el Campo Ermitafio. Estos valores seran los usados en la ecuacion
de Darcy para la estimacion de los caudales.

Tabla 25. Términos tedricos para los pozos estudio.

POZO A POZOB

AP psi 700 AP psi 230

h ft 0,5 h ft 0,25

Bo BY/BN 1,08 Bo BY/BN 1,08
HO Cp 170 uo Cp 170

re ft 263,301905 re ft 263,301905
rw ft 0,58333333 rw ft 0,58333333
S1 Adimensional 0,00 S1 Adimensional 0,00
S2 Adimensional 1,00 S2 Adimensional 1,00
S3 Adimensional 2,00 S3 Adimensional 2,00

Fuente: ECOPETROL S.A. Informe Anual de Yacimientos Campo Ermitafio,
Bogota D.C. 2015. Autores.

6.1.2 Caudales estimados. Reemplazando los valores tedricos y las estimaciones
de los valores del estudio de petrofisica, modelos de saturacion de agua y curvas
de permeabilidades relativas, se obtuvieron los resultados mostrados en la tabla 26
y 27 para la estimacion de los caudales de produccion de los pozos estudio.
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Tabla 26. Estimacién de los caudales de produccion del
pozo estudio “A”.

Pozo “A”
AP Qo S1 Qo S2 Qo S3
psi BOPD BOPD BOPD
700,00 44,003 37,087 32,050

Tabla 27. Estimacién de los caudales de produccion del
pozo estudio “B”.

Pozo “B”
AP Qo S1 Qo S2 Qo S3
psi BOPD BOPD BOPD
200,00 67,156 56,601 48,913

6.2 COMPARACION DE LOS CAUDALES HISTORICOS DE PRODUCCION
RESPECTO A LOS CAUDALES ESTIMADOS

La comparacion de los caudales histéricos de produccion frente a los estimados
teniendo como base la sensibilidad del dafio de formacion permitird validar el
modelo de saturacion de agua elegido para el Bloque 789 del campo Ermitafio y su
aplicacion a todos los pozos presentes en este. La Tabla 28 muestra los caudales
de produccidn histéricos de los primeros cuatro (4) meses para los pozos estudio.

Tabla 28. Caudales histoéricos de los primeros cuatro
(4) meses para los pozos estudio.

Pozo "A" Pozo "B"
Qo Histérico Qo Historico
R BOPD e BP
1 49,39 1 17,38
2 34,1 2 59,22
3 33,84 3 65,62
4 51,87 4 66,42

Las gréficas 66 y 67 muestran la comparacion de los caudales histéricos frente a
los estimados teniendo en cuenta la sensibilidad respecto al dafio.
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Gréfica 66. Caudales historicos frente a los estimados para el pozo estudio “A”.
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Gréfica 67. Caudales historicos frente a los estimados para el pozo estudio “B”.
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La validacion de los modelos de saturacion de agua para los pozos estudio es
correcta, ya que los caudales de produccién historicos se encuentran dentro de los
rangos de sensibilidad por dafio de formacion.
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7. DETERMINACION DEL INCREMENTO DE VOLUMENES EN SITIO

Debido a que el modelo de saturacion de agua no se ha actualizado, se tiene una
subestimacion del volumen de petroleo en el Bloque 789 del Campo Ermitafio, en
este capitulo se mostrara el célculo del nuevo volumen con el modelo actualizado.

7.1 VOLUMENES ACTUALES

Segun el informe de geologia del Campo Ermitafio del 2016 de Ecopetrol, el Bloque
789 posee 193'995.910 barriles de hidrocarburo original en sitio (POES), la
metodologia empleada en el informe de Ecopetrol est4 basada en la integracion de
los modelos estructural, isépaco, petrofisico, sedimentario y la incorporacion de la
informacion sismica existente en los campos, los valores promedio de porosidad y
de saturaciéon de agua dados son 21% y 49% respectivamente®?,

7.2 DETERMINACION DE LOS NUEVOS VOLUMENES

Con la evaluacién y comparacién de los diferentes modelos de saturacion de agua
con los datos de RQI en dos pozos, se selecciono el modelo planteado por Poupon-
Leveaux llamado Indonesia, utilizando la informacion de los registros de pozo y
propiedades petrofisicas Ecopetrol tomo esa informacion y la extrapol6 para todos
los pozos del Bloque 789, de esos datos se tom6 una saturacion de agua promedio
y un promedio ponderado por espesor de las porosidades de cada pozo para poder
hallar una nueva volumetria.

7.2.1Promedio ponderado por espesor. Debido a que Ecopetrol dispone de
valores de porosidad y espesor de la formacion para varios pozos del mismo
yacimiento, se utilizard la Ecuacién 50 para que este valor promedio sea
reemplazado en el calculo del POES.

Ecuacion 50. Promedio ponderado por espesor.

0 = ?:1 @;h;
?=1hi

Fuente: ESCOBAR, Freddy. Fundamentos de
ingenieria de yacimientos, 1ra ed. Universidad
Surcolombiana, 2000, p. 54.

92 ECOPETROL S.A. Geologia Campo Ermitafio., Op. Cit. 2016.
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A continuacion, en la Tabla 29 se presentan los valores promedio los cuales se van
a reemplazar en la Ecuacion 51 para el célculo del POES.

Tabla 29. Valores promedio para el calculo del POES del Bloque 789.

Porosidad (fraccion) Swi (fraccion) Espesor (ft) Area (acres)
0,205 0,46 230 1252
Fuente: Ecopetrol S.A.

7.2.2Célculo volumétrico de hidrocarburos. El método volumétrico es un método
deterministico para el célculo de los hidrocarburos originales en sitio, ya sea
petrdleo, gas, condensado, entre otros; dicho método utiliza valores especificos de
algunos parametros geoldgicos que caracterizan el yacimiento, los cuales son el
area, el espesor, la porosidad de la formacién, saturacién de agua inicial, factor
volumétrico y un factor de conversion de acres-pies a barriles®.

Ecuacion 51. Célculo del petréleo original en sitio.

7758 X AXh X QX (1-S,)
Boi

POES =

Fuente: VARGAS, Carlos (ANH). Potencial de
Hidrocarburos en Colombia. Universidad Nacional de
Colombia. Bogota. 2011, p. 18.

Donde:

A: Area del reservorio (acres).

h: Espesor total del reservorio (pies).

¢: Porosidad de la formacién (fraccion).
Sw: Saturacion de agua (fraccion).

Boi: Factor volumétrico (BY/BN).

% LA COMUNIDAD PETROLERA. Calculo volumétrico de hidrocarburos. [En linea] [Citado el 16 de
noviembre del 2017] Disponible en: https://www.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/clculo-
volumetrico-de-hidrocarburos.html.

182



Reemplazando los valores de la Tabla 29 en la Ecuacion 51 queda de la siguiente
manera:

Ecuacién 52. Calculo volumétrico de hidrocarburos para el Bloque 789.

7758 x 1252 acres x 230 pies x 0,205 x (1 — 0,46)

BY
1,08 BN

POES =

= 228'984.352 Bbl

7.3 DETERMINACION DEL VOLUMEN INCREMENTAL

7.3.1Factor de recobro. Se refiere a la cantidad recuperable de hidrocarburos
existente en el lugar, normalmente se expresa en porcentaje, se encuentra en
funcion del mecanismo de desplazamiento®, segln lo presentado en el informe®®
por Ecopetrol, el mecanismo de produccion de la formacion corresponde a gas en
solucidn, este se refiere a que si la presidén disminuye hasta en punto de burbuja, el
gas disuelto en el petrdleo comenzara a separarse quedando como gas libre, como
este gas es mas compresible que el petréleo, la presion declinara suavemente; el
factor de recobro para este tipo de empuje se encuentra en el orden del 5 al 20%%.

7.3.2Volumen incremental. El resultado de la Ecuacion 53 deriva en un aumento
en el POES de 34’988.441 barriles, debido al factor de recobro del yacimiento del
10%, de esos 34 millones de barriles solo se podran recuperar 3'498.844 barriles,
para la extracciébn de dicho volumen de crudo se plantea una campafia de
perforacion de 24 pozos.

94 SCHLUMBERGER. Factor de recuperacién. En: Oilfield Glossary. [En linea] [Citado el 18 de
noviembre del 2017] Disponible en:
http://lwww.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/rirecovery_factor.aspx.

9% ECOPETROL S.A. Plan de Desarrollo Campo Ermitafio Cuenca Valle Medio del Magdalena, Op.
Cit. p. 29.

% PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Maracaibo, 2009.
p. 46.
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Ecuacion 53. Determinacién del volumen incremental para el Bloque 789.

Vol incremental = (Nueva volumetria — Vol actual) X FR
= (228'984.352 — 193’995.910) x 0,1

= 3'498.844 Bbl

Donde:

Vol. incremental:  Volumen incremental (Bbl).
Nueva volumetria: Nueva volumetria (Bbl).

Vol. Actual: Volumen actual (Bbl).
FR: Factor de recobro (fraccion).
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8. ANALISIS FINANCIERO

El Campo Ermitafio es un campo maduro con mas de 60 afios de produccion, se
tiene una desactualizacion del modelo de saturacién de agua dando como resultado
la subestimacion de las reservas de crudo presentes en el campo, es por esto que
se evaluaron otros modelos de saturacién de agua de los cuales se seleccioné el
gue mejor se ajustaba a los datos obtenidos por RQI, de acuerdo a la investigacion
mostrada en los capitulos anteriores se pudo determinar un incremento del POES
(petrdleo original en sitio) con respecto al calculado mediante el modelo anterior,
dicho aumento se traduce en é&rea prospectiva la cual se puede aprovechar
mediante la perforacion de nuevos pozos, generando asi ingresos a Ecopetrol
mediante la produccién incremental generada por estos.

Para llevar a cabo la evaluacion financiera del proyecto se hara desde el punto de
vista de una compafiia operadora y se utilizara el indicador financiero del Valor
Presente Neto (VPN); como unidad monetaria de valor constante el Dolar
estadounidense (USD), el horizonte de tiempo definido es de doce (12) afios, con
periodos anuales, junto con una tasa de interés de oportunidad (TIO) establecida
por Ecopetrol de 10% anual, adicionalmente se desarrollard un analisis de los costos
de inversion (CAPEX), costos de operacion (OPEX) y los ingresos.

En la Figura 14 se muestra el Bloque 789 del Campo Ermitafio con los pozos
perforados, tanto inyectores como productores, pozos abandonados, pozos secos,
pozos monitor y los posibles pozos a perforar. Segun el area proporcionada por
Ecopetrol y teniendo como base un radio de drenaje de 5 acres, se propuso la
perforacion de 24 pozos, los cuales se ubicaron a una distancia prudente de los
pozos inyectores, ya que si se encuentran muy cerca de estos el corte de agua seria
muy alto en un periodo corto de tiempo, adicionalmente se tuvo en cuenta que
ningln pozo estuviera superpuesto con respecto a otro respetando el radio de
drenaje de cada uno de ellos.
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Figura 14. Perforacién de pozos nuevos para el Bloque 789.
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Fuente: Ecopetrol S.A. Modificado por los autores.
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8.1 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

Como su nombre lo indica, son los gastos de una empresa que se realizan con el
propésito de mejorar los bienes de capital o activos fisicos, por lo tanto, se puede
definir el CAPEX en el caso de una compafiia operadora como “una serie de
inversiones que se realizan en los diferentes equipos e instalaciones con el fin tanto
de mantener como de aumentar los niveles de la produccion™.

La compaiiia pretende perforar 24 pozos para la extraccién del volumen incremental
generado a partir del andlisis del presente proyecto de grado, para poder asumir los
nuevos volumenes de petréleo se debe tener en cuenta una inversion para
facilidades de produccion para los primeros 14 pozos (Figura 14), los cuales se
encuentran muy alejados de las facilidades actuales del Blogue 789. Para los demas
pozos se generaran conexiones directas a las facilidades ya existentes, puesto que
estas poseen la capacidad para recibir el fluido incremental producido.

En la Tabla 30 se muestran los costos asociados a la perforacion de un (1) pozo:

Tabla 30. Costos asociados a la perforacion de un pozo.

Actividad Costo
Alquiler del taladro de perforacién
Movilizacién y desarme del taladro
Brocas
Fluidos de perforacion y completamiento
Tuberia de perforacion
Tratamiento para control de sélidos US$ 1'322.000
Registros de pozo
Revestimientos
Cementacién
Tuberia de produccion
Accesorios
Fuente: Ecopetrol S.A.

97 AMENDOLA. Luis; DEPOOL. Tibaire y CASTILLO. Maria. Impacto de los CAPEX y OPEX en la
gestion de activos. [En linea] [Citado el 28 de octubre del 2017] Disponible en:
https://es.linkedin.com/pulse/impacto-de-los-capex-y-opex-en-la-gesti% C3%B3n-activos-amendola.
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Los costos asociados a la construccion de las nuevas facilidades de los primeros 14
pozos y las conexiones a las facilidades existentes de los pozos restantes se
presentan en la Tabla 31.

Tabla 31. Costos asociados a la construccion de las nuevas facilidades y las conexiones a las
facilidades ya existentes.

Actividad Costo
Tuberias de conexion directa a facilidades
Tuberias de flujo
Bombas de trasferencia
Separadores
FWKO (Free water knock out) US$ 1'875.000
Tanque de lavado
Tanques de almacenamiento
TEA
Planta de tratamiento de agua
Fuente: Ecopetrol S.A.

En la Tabla 32 se presentan otros costos que surgen en la planeacion de la
perforacion de nuevos pozos.

Tabla 32. Otros costos.

Actividad Costo
Instalaciones de apoyo
Campamento
Generadores de energia US$ 1'582.000

Seguridad
Comunicaciones
Adecuacion de vias
Fuente: Ecopetrol S.A.

La Tabla 32 muestra el total de los “otros costos” de los 24 pozos a perforar,
especificando el costo promedio por pozo igual a USD$ 58.592,59.

En la Tabla 33 se indica la cantidad de pozos a perforar durante la campafa de
perforacion en el Bloque 789 del Campo Ermitafio.
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Tabla 33. Numero de pozos perforados por
periodo durante la campafa de
perforacion.

Periodo Numero de pozos
0 12
1 12
Total 24

Fuente: Ecopetrol S.A.

El resumen de los costos de inversion se presenta en la Tabla 34.

Tabla 34. Costos de inversion.

Periodo Costo perforacion Numero de Total pozos | Facilidades Otros Costo Total
(afo) de un pozo (USD) pozos costos (USD)

0 $ - - $ - $ 1.875.000 $1.582.000 $3.457.000

1 $1.322.000 12 $ 15.864.000 $ - $ - $ 15.864.000

2 $ 1.322.000 12 $ 15.864.000 $ - $ - $ 15.864.000

8.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

El OPEX se define como “los costos asociados al mantenimiento de los equipos,
incluyendo tanto los costos de consumibles y otros costos necesarios para llevar a
cabo la actividad, asi como otras partidas a las que la empresa debe hacer frente al
margen de su produccion, como pueden ser las néminas o los impuestos”®.

8.2.1 Costo de produccidn (lifting cost). Representa los costos directos de extraccion,
recoleccion, tratamiento, almacenamiento, fiscalizacion hasta que llega al
comprador final y los costos minimos de mantenimiento®®. Ecopetrol proporciond el
valor del “lifting cost” correspondiente a USD$ 9 por barril de fluido total producido.

Teniendo en cuenta que se presenta una nueva produccion como resultado de la
inversidbn en la campafia de perforacién de los 24 pozos, se considera esta
produccion como produccion incremental, en la Tabla 35 y 36 se denota dicha
produccion en barriles tanto de petréleo como de fluido producido.

% AMENDOLA. Luis, et al. Op. cit. https://es.linkedin.com/pulse/impacto-de-los-capex-y-opex-en-la-
gesti%C3%B3n-activos-amendola.

99 VELASCO. Luis, Costos de los combustibles en Colombia. [En linea] [Citado el 31 de octubre del
2017] Disponible en: http://aditt.org/~biosistemas/aditt.org/images/pdf/presentaciones-congreso-
2012/1.costos-de-los-combustibles-en-colombia.pdf.
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Tabla 35. Produccién incremental de fluido.

Produccidén incremental

Periodo (afio) 4 fiido anual (bbl)

128.700
366.300
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
475.200
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Tabla 36. Produccion incremental de petréleo.

Produccion incremental

Periodo (afio) de petréleo anual (bbl)

101.552
274.175
325.726
288.893
256.225
227.251
201.554
178.762
158.548
140.619
124.718
110.615

e
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A continuacion, se presentan los costos de operacion.

Tabla 37. Costos de operacion.

Periodo  Lifting Produccién incremental  Costo total

(afio) (uégféb.) barriles de fluido (Bbl) (USD)
1 9 128.700 $ 1.158.300
2 9 366.300 $ 3.296.700
3 9 475.200 $  4.276.800
4 9 475.200 $ 4.276.800
5 9 475.200 $ 4.276.800
6 9 475.200 $  4.276.800
7 9 475.200 $  4.276.800
8 9 475.200 $ 4.276.800
9 9 475.200 $ 4.276.800
10 9 475.200 $  4.276.800
11 9 475.200 $  4.276.800
12 9 475.200 $ 4.276.800

8.3 ANALISIS DE INGRESOS

Corresponde al dinero que entra a la empresa por la venta de la produccion
incremental del crudo, se tomé como precio de referencia el valor del petroleo Brent,
para efectos del andlisis financiero Ecopetrol determiné el precio final de venta por
barril de petroleo de USD$ 45 después de haber descontado el ajuste por transporte
y por calidad.

8.3.1Regalias. “Son la contraprestacién econémica a favor del Estado por la
explotacion de recursos no renovables, como petréleo y gas, que se le otorgan a
departamentos y municipios en cuyo territorio se adelantan explotaciones, y a los
puertos por donde se transportan dichos recursos” ., La Ley 141 de 1994 en el
capitulo lll paragrafo 3 establece un valor de regalias para produccién incremental
del 8%, por consiguiente, se tomara ese valor de referencia para los célculos
pertinentes.

100 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS (ANH), Operaciones Regalias y Participaciones
[En linea] [Citado el 02 de noviembre del 2017] Disponible en: http://www.anh.gov.co/Operaciones-
Regalias-y-Participaciones/Regalias/Paginas/default.aspx.
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Tabla 38. Produccién neta.

Periodo Produccionincremental Regalias Produccion
(afo) petroleo anual (8%) neta (Bbl)
1 101.552 8.124 93.428
2 274.175 21.934 252.241
3 325.726 26.058 299.668
4 288.893 23.111 265.781
5 256.225 20.498 235.727
6 227.251 18.180 209.071
7 201.554 16.124 185.429
8 178.762 14.301 164.461
9 158.548 12.684 145.864
10 140.619 11.250 129.370
11 124.718 9.977 114.741
12 110.615 8.849 101.766

Tabla 39. Ingresos.
: ) Produccion Precio de Ingresos

Periodo (afo) neta (bbl) venta totales
(USD/bbl) (USD)

1 93.428 $45 $4.204.258

2 252.241 $45 $11.350.845

3 299.668 $45 $13.485.043

4 265.781 $45 $11.960.160

5 235.727 $45 $10.607.710

6 209.071 $45 $9.408.195

7 185.429 $45 $8.344.320

8 164.461 $45 $7.400.748

9 145.864 $45 $6.563.875

10 129.370 $45 $5.821.635

11 114.741 $45 $5.163.327

12 101.766 $45 $4.579.460
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8.4 EVALUACION FINANCIERA

Este capitulo tiene como propdosito evaluar la viabilidad financiera de la perforacion
de nuevos pozos que permitan la extraccion de los nuevos volumenes en sitio,
mediante el indicador financiero Valor Presente Neto (VPN).

8.4.1Valor Presente Neto (VPN). Segln Baca Urbina'®? significa traer del futuro al
presente cantidades monetarias a su valor equivalente, el cual permite determinar
ganancias o pérdidas de un proyecto de inversion utilizando una tasa de descuento
(T10) en un periodo determinado, para calcularlo se debe trasladar los flujos de los
afos futuros al tiempo presente y restar la inversion inicial, los flujos se descuentan
a una tasa de interés de oportunidad, de acuerdo con la siguiente formula:

Ecuacion 54. Valor Presente Neto (VPN).

FNE,  FNE, FNE,
et
1+ (1402 @+

VPN (i) = —P

Fuente: BACA, Gabriel. Fundamentos de ingenieria
econdmica. 4ta edicion. México: McGraw-Hill, 2007. p. 90.

Donde:

FNE = Flujo neto de efectivo del periodo n.
P = Inversion inicial en el afio cero.
i = tasa de referencia que corresponde a la TIO.

Los criterios para el resultado del VPN son:

e Siel VPN <0 el proyecto no cumple con las expectativas del inversionista.

e Siel VPN > 0 el proyecto es atractivo para el inversionista porque le ofrece una
ganancia extraordinaria adicional a la TIO.

e Siel VPN =0 el proyecto es indiferente financieramente para el inversionista.

101 BACA, Gabriel. Fundamentos de ingenieria econdmica. 4ta edicion. México: McGraw-Hill, 2007.
p. 89-90.
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8.4.2Tasa de interés de oportunidad (TIO). Es la tasa minima que se utiliza para
determinar el valor actual neto de los flujos futuros de caja del proyecto y es la
rentabilidad minima que se le debe exigir para tomar la decisién de invertir en un
proyecto, es la tasa que el inversionista espera recuperari®?; Ecopetrol para esta
evaluacion financiera fijé una TIO del 10% anual.

8.5 FLUJOS DE EFECTIVO

A continuacion, se presentan los flujos de efectivo, los cuales son una
representacion grafica en periodos iguales de los egresos e ingresos del proyecto.
En la Figura 15 se muestra el flujo de efectivo para la produccion incremental en los
12 afos proyectados, los ingresos corresponden a las ventas de crudo y los egresos
se refieren a los costos de operacion y la inversion.

Figura 15. Flujo de efectivo.

usD TOTAL

Ventas de 4204258 11350845 13485043 11.960.160 10.607.710 9408195 8344320 7400748 6563875 5821635 5163327 4579460 98.889.576

I N N O O R N
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| \ \ \
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|

4 12
Inversion 3.457.000 15.864.000 15.864.000 35.185.000
Costos de i i
operacion 1158300 3.206.700 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 47.223.000
Total 3.457.000 17.022.300 19.607.700 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 4276800 4.276.800 4.276.800 4.276.800 82.408.000

En la Figura 16 se presenta el flujo neto de efectivo, el cual se obtuvo restando el
valor de las ventas de crudo y el total de los egresos generados en cada periodo.

102 Anénimo. Finanzas Internacionales. [En linea] [Citado el 02 de noviembre del 2017] Disponible
en: http://manejatusfinanzas.blogspot.com.co/p/evaluacion-de-la-inversion.html.
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Figura 16. Flujo neto de efectivo.
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A continuaciéon, se muestra el desarrollo matematico de la ecuacion del Valor
Presente Neto para el presente proyecto.

Ecuaciéon 55. Desarrollo matematico de la ecuacién del Valor Presente Neto.

VPN (0.10) — —3'457.000 + 12818042 | ~7'809855 9208243
) — . (1 + 0,10)1 (1 + 0'10)2 (1 + 0‘10)3

7'683.360  6'330.910 5'131.395 4'067.520

T 150100 T 10105 T (A+010°  (1+0,10)7
3'123.948  2'287.075  1'544.835  886.527

T a50100 T (1+010°  (1+010)° T (1+0,10)1
302.660

+—
(1+0,10)12

=2'946.801

8.6 CONCLUSION DE LA EVALUACION FINANCIERA

Desde el punto de vista financiero la opcién de la campafa de perforaciéon de los 24
pozos en los proximos 12 afios para la extraccion de los volumenes incrementales
de petrdleo derivada del analisis para la actualizacion del modelo de saturacion de
agua para el Blogue 789 del Campo Ermitafio del presente proyecto, es atractivo
para la compafia, ya que le ofrece una ganancia extraordinaria a délares de hoy de
$ 2’946.801, adicionales a la TIO.
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9. CONCLUSIONES

El Campo Ermitafio del Valle Medio del Magdalena, es un campo maduro, aun
activo y en produccién, del cual se han explotado las formaciones Colorado y
Mugrosa durante 60 afos, las secciones del Cretaceo inferior al Eoceno no se
encuentran en la columna litostética de los pozos, por lo tanto, las formaciones
gue se ubican por encima de las productoras no se consideran prospectivas
debido a que se encuentran saturadas en agua.

El desarrollo del modelo petrofisico permiti6 conocer las caracteristicas
principales de los tipos de roca presentes en los pozos estudio mediante la
aplicacion, tanto de modelos matematicos tedéricos, como de la informacién de
registros de pozo; la obtencion de un modelo de regresion multilineal permite
determinar valores de permeabilidad con un error del 2% en comparacion a los
datos de laboratorio.

El tipo de roca con la mejor clasificacidon es RT5, la cual presenta radios de
garganta entre 0.5 — 10.5 um, lo que determina un aporte significativo a la
capacidad de almacenamiento al tener gargantas porales promedio mas
grandes que el peor tipo de roca (RT1) que presenta radios de garganta entre
0.01 -0.40 pm.

La agrupacion de las curvas de presidn capilar en un sistema de drenaje permite
seleccionar una curva representativa por tipo de roca con el propdsito de
determinar una saturacion de agua irreducible, dando como resultado una
diferencia del 14% entre RT5 y RT1.

La acotacion de las curvas de presion capilar por medio de los valores de Sory
Swi permite obtener el modelo de imbibicion para cada uno de los tipos de roca,
la diferencia entre Swi y (1 — Sor) obtenida es de 64,6% para RT5, 63,4% para
RT4 y de 38,54% para RT3.

La determinacién del modelo de saturacion de agua por HPMI para los pozos
estudio estima valores de saturacion de agua irreducible entre 15% a 33% para
el Pozo “A” y de 8% a 33% para el Pozo “B”.

La superposicion de cada uno de los modelos de saturacion de agua evaluados
y el andlisis de los datos obtenidos por RQI arrojo que el mejor ajuste del modelo
de saturacion de agua para los dos pozos estudio es el de Indonesia.
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La estimacién de los caudales de produccion por medio de la ecuacién de Darcy
permite validar el nuevo modelo de saturacion de agua al tener un error de 5 a
10 BOPD frente a los caudales histéricos de los primeros cuatro meses de los
pozos estudio.

Con la aplicacion del nuevo modelo de saturacion de agua (Indonesia) se
demostré6 que el POES del modelo anterior se encuentra subestimado en
34’988.441 barriles, teniendo en cuenta que el factor de recobro del yacimiento
es del 10% se tiene un volumen adicional recuperable de 3'498.844 bbl.

El analisis probabilistico de las variables m y a permite determinar que el
escenario mas probable corresponde a una saturacion de agua residual del 46%,
dando como diferencia aproximadamente 2°000.000 de barriles de reservas
recuperables entre los escenarios pesimista y optimista calculados.

A partir de la evaluacion financiera se establecio que la opcion de la campafa
de perforacion de los 24 pozos en los préximos 12 afios para la extraccion de
los volumenes incrementales de petrdleo derivada del andlisis para la
actualizacion del modelo de saturacion de agua para el Bloque 789 del Campo
Ermitafio del presente proyecto, es atractivo para la compafia, ya que le ofrece
una ganancia extraordinaria a délares de hoy de $ 2'946.801, adicionales a la
TIO.
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10.RECOMENDACIONES

Utilizar la longitud completa del pozo para el estudio petrofisico y el analisis
HPMI para el Pozo “B”, al no encontrarse la totalidad de la columna en los
registros de pozo.

Tomar corazones completos de los nuevos pozos perforados en el bloque 789
con el fin de realizar una validacion de los parametros petrofisicos my n .

Evaluar la historia de presiones de cada uno de los pozos estudio para realizar
la validacion de los modelos de saturacion de agua con la historia de produccion
completa del pozo.

Realizar el cambio de las curvas de un sistema de drenaje a uno de imbibicion
con un piloto de inyeccién de agua, ya que ahi se evidenciaria el comportamiento
del yacimiento en imbibicion.

Evaluar los modelos de saturacion de agua de Waxman & Smits y el de Doble
agua en los pozos estudio, cuando se tengan las muestras de corazones y se
les realicen las pruebas de laboratorio pertinentes para la obtencion de los
valores del intercambio catidnico de arcillas (CEC), con el fin de tener un analisis
mas profundo para la eleccion del modelo de saturacion de agua.

Realizar el andlisis financiero con otras alternativas para la recuperacion de los
volimenes incrementales.

Determinar el factor de dafio real para cada pozo estudio, determinando
caudales exactos y no plantear escenarios de sensibilidades.
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ANEXO A
ANALISIS PROBABILISTICO DE LA OBTENCION DEL POES

La falta de toma de nucleos para los pozos estudio deriva en la incertidumbre de los
factores constantes de m y a, esto deriva en un factor de error que puede existir en
los célculos posteriores de la saturacion de agua irreducible y en el calculo de los
nuevos volumenes en sitio.

Los valores constantes descritos por Ecopetrol son tomados de correlaciones con
pozos de un campo que comparte fronteras con el Campo Ermitafio, ya que estos
dos campos poseen caracteristicas petrofisicas y geoldgicas similares. La
correlacion se estima de la obtencion del valor medio (0 media aritmética) de los
datos obtenidos de los pozos analogos; se tienen en cuenta 101 pozos con
corazonamiento y estudio petrofisico de corazones.

El andlisis probabilistico se desarrollara por medio de:

1. Obtencion de los valores de m y n para los pozos aledafios.

2. Determinacion del modelo de Swi para los pozos del bloque 789 con los
valores de m y a de los pozos aledafios, partiendo de la ecuacién matematica
tedrica de indonesia.

3. Calculo de la Swi del bloque 789 por medio de promedios ponderados por
espesor con los valores de m y a de los pozos aledarios.

4. Determinacion del POES para cada uno de los escenarios de Swi. (101

escenarios).

Célculo de la media aritmetica y desviacion estandar de los 101 escenarios.

Obtencion de la curva de distribucion normal de los 101 escenarios de

estudio.

o o

Los 101 escenarios probabilisticos de los pozos analogos poseen valores de m
entre 1,1y 2,3y de aentre a 0,55y 0,69.

Los resultados de este andlisis probabilistico arrojaron los siguiente:

Media aritmética 220,49 |MMBP
Desviacion estandar 14,72
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Distribucién de probabilidad

P50

P10 — — P90

”
<

195,00
200,00
205,00
210,00
215,00
220,00
225,00
230,00
235,00

240,00

245,00

Millones de Barriles (MMBP)

Pesimista P10 203.218.959 0,52 1,6 0,66 922.305
Mas probable P50 228.984.352 0,46 1,3 0,6 3.498.844
Optimista P90 244.932.585 0,42 1,2 0,55 5.093.667

Los resultados obtenidos de la distribucion de probabilidad nos permiten determinar
los percentiles de 10%, 50% y 90%, en donde el P50 representa el escenario mas
esperado, el P90 el escenario mas optimista y el P10 el escenario pesimista.
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