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RESUMEN

La correcta estimacion de la permeabilidad a lo largo del
pozo en yacimientos carbonatados ha sido un problema
generalizado en la industria petrolera, por lo que la bus-
queda de soluciones para lograr una descripcion efectiva
del medio poroso se hace necesaria. La metodologia apli-
cada en la investigacion se desarrolld sobre cinco pozos
y dos sidetracks pertenecientes a dos de estos pozos, de
un yacimiento carbonatado de la Franja Petrolifera Norte
Cubana (FPNC) con el objetivo de determinar la permea-
bilidad de las rocas reservorio. Este yacimiento esta re-
presentado por rocas carbonatadas altamente fracturadas
pertenecientes al Cinturén de Cabalgamiento Norte Cu-
bano, donde las fracturas aportan la conectividad necesa-
ria para la produccion petrolera. Para representar de
manera apropiada las caracteristicas petrofisicas de los
yacimientos naturalmente fracturados, el medio poroso
sera dividido en dos grupos: porosidad de baja capacidad
de flujo y porosidad de alta capacidad de flujo. El calculo
de la permeabilidad de la matriz y la fractura, desarro-
llado a través de correlaciones de nucleos e interpretacio-
nes de registros de imagenes de microresistividad de la
formacion, permitird estimar la permeabilidad total del
sistema. La permeabilidad en los reservorios del yaci-
miento presenta valores que se encuentran entre 1.82x10-
12 m?y 1.37x10-11 m?(184.5-1393 mD), predominando
la permeabilidad de fractura como propiedad que carac-
teriza el flujo de fluidos en el reservorio. Finalmente, se
comprueba la importancia que tiene la descripcion de las
fracturas en el reservorio para lograr modelos predictivos
confiables para optimizar el desempefio de los yacimien-

tos carbonatados, proporcionando una comprension mas
completa del yacimiento y sus mecanismos de flujo.

Palabras clave: permeabilidad, reservorio, nticleo, ma-
triz y fractura.

ABSTRACT

The correct estimation of the permeability along the well
in carbonate reservoirs has been a general problem in the
oil industry, therefore the search for solutions to get an
effective description of the porous medium is necessary.
The methodology applied in the research was developed
on five wells and two sidetracks belonging to two of these
wells from a reservoir of the Cuban Northern Oil Stripe
with the objective of determining the permeability of the
reservoir rocks. Highly fractured carbonate rocks belon-
ging to Cuban Northern Riding Stripe, where fractures
provide the necessary connectivity to oil production, re-
present the reservoir. To represent properly the petrophy-
sical characteristics of naturally fractured reservoirs, the
porous medium was divided into two groups: porosity of
low flow capacity and porosity of hight flow capacity.
The calculation of the permeability of the matrix and frac-
ture, developed through correlations of core and interpre-
tations of formation microresistivity image logs, allowed
estimating the total permeability of the system. The per-
meability in reservoirs present values that are between
1.82x10-12 m? y 1.37x10-11 m?(184.5-1393 mD), pre-
dominating the fracture permeability as property that cha-
racterizes the flow of fluids in the reservoir. Finally, the
importance of the description of the fractures in the re-
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servoirs provides a more complete understanding of the
reservoir and its flow mechanisms.

Key words: permeability, reservoir, core, matrix and
fracture.

RESUMO

A estimativa correta da permeabilidade ao longo do pogo
em reservatorios de carbonato tem sido um problema ge-
neralizado na industria do petrdleo, por isso € necessaria
a procura das solugdes pela descrigdo eficaz do meio po-
roso. A metodologia utilizada na pesquisa foi realizada
em cinco pogos ¢ dois desvios pertencentes a dois desses
pogos do cinturdo de petroleo do norte cubano de modo
a determinar a permeabilidade das rochas reservatorio.
Este campo petrolifero ¢ representado por rochas de car-
bonato altamente fraturadas pertencentes ao Cinturao de
Equitagdo Cubano do Norte, onde as fraturas fornecem a
conectividade necessaria para a produgdo de petroleo.
Para representar adequadamente as caracteristicas petro-
fisicas de reservatorios naturalmente fraturados, o meio
poroso esta dividido em dois grupos: porosidade de baixa
capacidade de vazao e porosidade de alta capacidade de
vazdo. O calculo da permeabilidade da matriz ¢ da fra-
tura, desenvolvido através de correlacdes de nuicleos e in-
terpretacdes de registros de imagens da formagao,
permitiu estimar a permeabilidade total do sistema. A per-
meabilidade nos reservatorios apresenta valores que estdo
entre 1.82x10-12 m?y 1.37x10-11 m?(184.5-1393 mD),
predominando a permeabilidade a fratura como proprie-
dade que caracteriza o escoamento de fluidos no reserva-
torio. Por fim, verifica-se a importancia da descrigao das
fraturas no reservatdrio para se obter modelos preditivos
confiaveis para otimizar o desempenho dos reservatorios
de carbonato, proporcionando um entendimento mais
completo do reservatorio ¢ de seus mecanismos de fluxo
dos fluidos.

Palavras chave: permeabilidade, reservatdrio, nacleo,
matriz e fratura.

INTRODUCCION

Los yacimientos carbonatados plantean enormes desafios
en lo que respecta a terminacion, estimulacion y produc-
cion de pozos ya que los mismos suelen ser vertical y late-
ralmente heterogéneos con barreras de permeabilidad y
fracturas naturales, y con una amplia gama de tipos de po-
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rosidad. La complejidad fisica, relativa a la geometria de
los poros, es consecuencia fundamentalmente de su com-
plicada génesis. Asi, la porosidad de estas rocas es tipica-
mente poligénica, consecuencia tanto de las distintas etapas
en que pueden desarrollarse los poros, como de los diver-
sos procesos implicados en su formacion. Debido a estos
factores presentes en los yacimientos carbonatados se hace
dificil una correcta estimacién de la permeabilidad.

El conocimiento de la permeabilidad es esencial
para el desarrollo de una descripcion efectiva del reser-
vorio. Los datos de permeabilidad pueden ser obtenidos
a partir de investigaciones de pozos, analisis de nucleos
y registros geofisicos de pozos. Como es conocido, el ele-
vado costo de la toma de ntcleos limita esta posibilidad
en todos los pozos, mientras que actualmente las investi-
gaciones hidrodinamicas no son todo lo representativas
del medio poroso afectado por el flujo de fluidos, ya que
reportan un valor medio de la permeabilidad del intervalo
abierto. Generalmente, la estimacion de la permeabilidad
a partir de registros es considerada el método menos cos-
toso, donde se pueden usar valores derivados de las po-
rosidades de registros y de las saturaciones de agua, pero
la prediccion de este parametro en carbonatos heterogé-
neos a partir de datos de registros, presenta dificultades
al no poder establecer una correlacion basica entre poro-
sidad y permeabilidad. Estas relaciones tedricas muestran
la permeabilidad en funcion de la porosidad y saturacio-
nes de agua irreducible de los intervalos nucleados, sin
embargo, consideran que la roca es homogénea y que la
porosidad y permeabilidad estan directamente relaciona-
das (Reyes, 2013).

Para ser permeable una roca debe tener su poro-
sidad interconectada (poros, vugulos, capilares, fisuras o
fracturas). Una mayor porosidad usualmente corresponde
auna gran permeabilidad, pero no siempre este es el caso.
El tamafio del poro, la forma y la continuidad, también la
cantidad de porosidad, influyen en la permeabilidad de la
formacion.

Usualmente en los yacimientos carbonatados la
permeabilidad en la matriz de la roca es muy baja al no
presentar interconectividad la porosidad interparticula,
esto es comprobado por mediciones en nucleos de perfo-
racion. Sin embargo, la presencia de fracturas naturales
es capaz de aportar al reservorio un aumento significativo
de los valores de permeabilidad total al proveer a la po-
rosidad interparticula, las vias o canales para permitir el
flujo de fluidos.
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La correcta estimacion de la permeabilidad para
los yacimientos carbonatados ha sido un problema gene-
ralizado en la industria petrolera, el previo conocimiento
de estas permite delimitar los sectores productivos y cons-
tituye una informacion imprescindible en trabajos de mo-
delacion de yacimientos, que son utilizados para predecir
el comportamiento futuro del mismo, y estudiar los dife-
rentes métodos de recuperacion secundaria y terciaria a
utilizar (Ibonet, 2018).

La metodologia aplicada en la investigacion se
desarroll6 sobre cinco pozos y dos sidetracks del yaci-
miento X de la Franja Petrolifera Norte Cubana (FPNC)
con el objetivo de determinar la permeabilidad de las
rocas reservorio. El mismo esta representado por rocas
carbonatadas altamente fracturadas pertenecientes al
Cinturon de Cabalgamiento Norte Cubano, donde las
fracturas aportan la conectividad necesaria para la pro-
duccion petrolera. Como objetivos especificos se plan-
tea: determinar la permeabilidad de matriz y fractura, y
evaluar la contribucion de las fracturas en la permeabi-
lidad total del sistema.

MATERIALES Y METODOS

La investigacion se propone a partir del calculo de la
permeabilidad de la matriz y fractura, desarrollada a tra-
vés de correlaciones de ntcleos de perforacion e inter-
pretaciones de registros de imagenes de microresis-
tividad de la formacion (Fullbore Formation Microima-
ger - FMI) respectivamente, estimar la permeabilidad
total del sistema poroso en pozos pertenecientes al area
de estudio.

Entre los materiales que estuvieron involucrados
se encuentran los registros geofisicos convencionales, re-
gistros FMI, datos de mediciones de porosidad y permea-
bilidad de laboratorio de diez muestras obtenidas de
cuatro nucleos, ¢ informes de pozos a partir de los cuales
se obtuvo informacidn de la perforacion de los pozos,
pruebas hidrodinamicas y otras particularidades.

Modelo petrofisico utilizado

Debido a que la permeabilidad es el parametro que mas
aporta al flujo de fluidos en el reservorio, el modelo a uti-
lizar para la clasificacion del medio poroso se fundamenta
en la capacidad de flujo del mismo. El medio poroso sera
dividido en porosidad de baja capacidad de flujo y poro-
sidad de alta capacidad de flujo (Figura 1). La porosidad
de matriz estara constituida por porosidad interparticula,
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se excluye de la misma la porosidad de los vigulos aisla-
dos o separados, y representa a la seccion del reservorio
con baja capacidad de flujo. La porosidad de alta capaci-
dad de flujo estara constituida por vigulos y/o fracturas
conectados (Reyes, 2013).
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Figura 1. Modelo del medio poroso. La matriz presenta bajas
permeabilidades, mientras que los vagulos y fracturas apor-
tan la mayor permeabilidad al sistema.

Modelo de triple porosidad

Para representar de manera apropiada las caracteristicas
petrofisicas de los yacimientos naturalmente fracturados,
es necesario dividir sus propiedades en dos grupos. El pri-
mer grupo sera representado por las propiedades que
estan asociadas a la matriz y el segundo grupo estara re-
presentado por las propiedades asociadas a los procesos
secundarios. En base a las caracteristicas de los reservo-
rios carbonatados cubanos, los modelos petrofisicos pue-
den ser de doble o triple porosidad. Sera utilizado un
modelo de triple porosidad que consiste en la evaluacion
de las porosidades de matriz, fractura y vagulos aislados.
Aguilera y Aguilera (2004) desarrollaron una serie de
ecuaciones, utilizadas por Gonzalez Despaigne (2010) en
carbonatos de la FPNC que responden al sistema de triple
porosidad para determinar la porosidad de bloque. La po-
rosidad de fractura se obtuvo a partir del analisis y el pro-
cesamiento de los datos de micro imagenes de formacion
(Crain, 2004). En conjunto estas son:

$b=0.7928*pe+0.000944 (1)

$2=0.001*W*Df*Kfi )

¢nc=(pe-pb+pb*p2-$2) 3)
(1-¢b)
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¢m=¢e-p2-pnc “4)
Donde:
¢b -  Porosidad de bloque (Adimensional).
¢2 -  Porosidad de fractura (Adimensional).
¢nc - Porosidad de vagulos no conectados o ais
lados (Adimensional).
¢m - Porosidad de la matriz (Adimensional).

¢e -  Porosidad efectiva (Adimensional).

Wf-  Apertura de la fractura (mm).

Df-  Frecuencia o densidad de las fracturas (frac-
turas X metros).

Kfi- Numero de las direcciones de las fracturas
principales que varia segun la direccion de las
fracturas (Adimensional).

Kfi= 1 para subhorizontal o subvertical.

Kfi= 2 para ortogonal subvertical.

Kfi= 3 para caotico o brechado.

La permeabilidad total del sistema (Ecuacion 5)

Sam =

se obtiene sumando la permeabilidad de matriz con la
permeabilidad de fractura (Reyes, 2013).

Ksist=Km+Kfract 5)
Donde:

Ksist - Permeabilidad total del sistema compuesto
por matriz y fracturas.

Km - Permeabilidad de la matriz (mD).

Kfract- Permeabilidad de fractura (mD).

Determinacion de la permeabilidad de matriz

El método propone que la permeabilidad de matriz puede
ser calculada asumiendo que la saturacion de agua de la
matriz esta en condiciones irreducibles. Segin Aguilera
(2003) esto es razonable para muchos reservorios natural-
mente fracturados por encima del nivel de agua libre. La
saturacion de agua de la matriz se obtiene a partir de la
Ecuacion 6 del modelo de triple porosidad.

(Sa-v*Saf-vnc*Sanc)/

(1-v-vnc)(1-v*pe-vnc*Pe) (6)

Donde:

Sam - Saturacion de agua de la matriz (Adimensio-

nal).

Sa-  Saturacion de agua del sistema compuesto
(Adimensional).

Saf-  Saturacion de agua de las fracturas (Adimen-
sional).

Sanc - Saturacion de agua de los viigulos no conec-
tados (Adimensional).

V- Coeficiente de particion (Adimensional). Re-
presenta la fraccion del volumen total de
poros constituidos por fracturas.

v=P2/Pe (7)

v - Coeficiente de porosidad no conectada (Adimen-
sional). Representa la fraccion del volumen
total de poros constituidos por vugulos no co-
nectados.

vnc= ¢nc/Ppe (8)
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Para desarrollar el modelo de triple porosidad
segun (Castro Castifieira, 2017) se asume un valor de 2.0
para el exponente de porosidad de la matriz (mb) y el ex-
ponente de saturacion de agua de la matriz (nb), un valor
de 1.0 para el exponente de cementacion de las fracturas
(mf) y un valor de cero para las saturaciones de agua de
las fracturas (Saf) y los viigulos no conectados (Sanc).
Luego, la permeabilidad de matriz puede ser calculada a
partir de la Ecuacién 9.

Km®=(C2*(pm)“3)/Sam )

Donde C2, C3 y C4 son constantes ajustables
mediante nucleos para el calculo de la permeabilidad, en
el cual se utilizan la porosidad medida directamente de la
muestra y la saturacion de agua irreducible obtenidas a
través de pruebas de presion capilar. Debido a la poca
cantidad de muestras pertenecientes al yacimiento del
area de estudio para ajustar los coeficientes, se utilizaron
los coeficientes C2=400, C3=3 y C4=2 obtenidos por
Martin, Solomon y Hartmann (1997), para reservorios
carbonatados.
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Determinacion de la permeabilidad de fracturas

La permeabilidad de fractura se puede determinar utili-
zando la Ecuacion 10 (Crain, 2004), que depende de la
direccion de las fracturas, apertura de las fracturas y de la
densidad de las mismas. El analisis cuantitativo de la aper-
tura de las fracturas es posible por el procesamiento adi-
cional de los datos de imagenes de microresistividad de
formacion. A partir del analisis de la interpretacion de los
registros FMI en pozos del yacimiento, se utiliz6 el valor
medio de 0.165 mm para la apertura de las fracturas.

Kfract =833 * 10** W * Df * Kfi (10)

Para calcular la permeabilidad media de determi-
nado espesor de capa que atraviesa el pozo se utilizé la
Ecuacion 11 de Darcy de la media aritmética ponderada.

Kmed = (Kl h1+K2 h2+"'+Kn hll)
(h{+hy+---+hy) (11)

Donde:
Kmed - Permeabilidad media en (m?), obtenida por
métodos de pruebas de pozo.

RESULTADOS Y DISCUSION

La permeabilidad de matriz obtenida por el método de
Aguilera (2003) en los intervalos pertenecientes a los
mantos reservorios (Figuras 2,3, 4,5, 6,7y 8), fue com-
parada con un ajuste obtenido por los datos de nucleo del
pozo X-B (Figura 9), obteniéndose un coeficiente de co-
rrelacion de 80 % aproximadamente (Figura 10).
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Figura 3. Comparacion entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la

obtenida por correlaciones de nucleos para el pozo X-B.
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Figura 4. Comparacion entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la
obtenida por correlaciones de nucleos para el pozo X-C.

Permeabilidad de matriz (Km)

1000

* Kmnucleo ¢ Km (Aguilera-2003)

3

¢ Km (Aguilera-2003)

2800
Profundidad (MD)

4+ Km nucleo

3300

Figura 5. Comparacion entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por correla-
ciones de nticleos para el pozo X-Cl1.
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Figura 7. Comparacion entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la
obtenida por correlaciones de nucleos para el pozo X-E.
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Figura 8. Comparacion entre la permeabilidad de matriz obtenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por correla-
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Figura 9. Ajuste de los datos de porosidad y permeabilidad
de las muestras de ntcleos obtenidas del pozo X-B.
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Figura 10. Comparacion entre la permeabilidad de matriz ob-
tenida por el método de (Aguilera, 2003) y la obtenida por
correlaciones de nucleos para el pozo X-C.

volumen 2, nimero 1, junio 2019

La Tabla 1 muestra los resultados obtenidos de la
permeabilidad de matriz y la permeabilidad de fractura de
los pozos del area de estudio, junto a la permeabilidad total
del sistema. Puede apreciarse los bajos valores de Km entre
9.87x10-16 m?y 8.29x10-14 m? (0.1-8.4 mD) en contraste
con los altos valores de Kfract entre 1.81x10-12 m? y
1.34x10-11 m? (183—1 392 mD). Esto refleja la realidad
de los yacimientos carbonatados cubanos en los cuales, la
mayor parte de la movilidad de los fluidos es debido a las
fracturas. La Figura 11 ejemplifica en un registro FMI el
alto fracturamiento predominante en estos pozos.

Pozo Manto Km Kfract Ksist
[mD] [mD] [mD]
X-A V.1 1.8 535 536.6
V. Gray 0.7 781  781.6
X-B V. Seboruco 3.4 1058 1061.5
V. Blue 0.2 549  549.2
X-C V. Blue 0.1 249 2496
V.1 0.2 449 4497
V. Blue 0.2 889 8893
X-C1 V.1 1.3 840 841.2
V.2 8.5 1071 1079.3
V.1 1.4 183 184.5
X-D V.2 0.5 213 2133
V3 2.8 361 363.5
V. Blue 0.7 1230 12309
X-E V.1 0.5 1039 1039.9
V.2 1.3 1392 1393.0
V. Seboruco 2.6 748  751.0
X-E2 V. Blue 1.1 406 4074
V.1 0.8 458 458.6

Tabla 1. Resultados de la permeabilidad de matriz y la per-
meabilidad de fractura de los pozos del area de estudio.

Los valores de permeabilidad total del sistema
expuestos en la Tabla 1 son validados a partir de resulta-
dos de pruebas hidrodinamicas realizadas en 10 pozos del
yacimiento, presentando valores comprendidos entre 98.8
y 2 180 mD. Comparando los resultados para el pozo X-
A, la prueba hidrodinamica presenta un valor de 1 280
mD.

La descripcion de las fracturas en el reservorio
permite lograr modelos predictivos confiables para opti-
mizar el desempefio de los yacimientos carbonatados,
proporcionando una comprension mas completa del ya-
cimiento y sus mecanismos de flujo de los fluidos.
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Figura 11. Intervalo del registro de imagen FMI del pozo X-
C1. Se puede apreciar el alto fracturamiento predominante en el
reservorio. La curva verde representa los limites de capa, las
azules las fracturas abiertas y la violeta las trazas vugulares.

CONCLUSIONES

La estimacion de la permeabilidad mediante los procedi-
mientos propuestos en la investigacion permitira dismi-
nuir la incertidumbre en su determinacion, permitiendo
la correcta seleccion de sectores productivos y los trabajos
de modelacion de yacimientos. La permeabilidad en los
reservorios del yacimiento X perteneciente a la Franja Pe-
trolifera Norte Cubana presenta valores que se encuentran
entre 1.82x10-12 m? y 1.37x10-11 m? (184.5 y 1 393
mD), donde la permeabilidad de matriz muestra pequefios
valores entre 9.87x10-16 m?> y 8.29x10-14 m? (0.1 - 8.4
mD) en contraste con los altos valores de permeabilidad
de fractura entre 1.81x10-12 m? y 1.34x10-11 m? (183-1
392 mD). A partir de los registros FMI se comprob¢ el
alto fracturamiento predominante en los pozos del area
de estudio, y los altos valores de permeabilidad de frac-
tura obtenidos demuestran que la misma es la propiedad
fundamental que caracteriza el flujo de fluidos en el re-
servorio. Se evidencia, ademas la importancia que tiene
el estudio de la fracturacion en los reservorios para obte-
ner una descripcion efectiva que permita minimizar los
riesgos en la extraccion de los recursos existentes, y para
optimizar los esquemas de explotacion de yacimientos.
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