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RESUMEN

TITULO: METODOLOGIA PARA EL DESARROLLO DE MODELOS PETROFISICOS
APLICADOS A LA OPTIMIZACION DE PRODUCCION EN CAMPOS MADUROS*

AUTOR: CARLOS HERNAN MEJIA ROMERO*

PALABRAS CLAVE: Evaluacion de formaciones, Registros de Pozo, Modelamiento

Petrofisico, Campos maduros.

DESCRIPCION

La evaluacion de formaciones es uno de los aspectos mas importantes en la viabilidad de un
proyecto de explotacién de los hidrocarburos, ya que el resultado de esta es el conocimiento de
las propiedades del yacimiento y en Ultimas de la cantidad de los hidrocarburos que hay en el
yacimiento. Estos resultados nos sirven para disefar las mejores estrategias para el desarrollo del

yacimiento.

La evaluacion de formaciones se puede hacer por medio del analisis de pruebas de nudcleos de
perforacién y la interpretacion de registros de pozo. Para obtener resultados mas confiables se
busca siempre una integracién de las anteriores. Estos andlisis exigen el manejo de una gran
cantidad de datos y diversas formulaciones matematicas para cada una de las propiedades a
encontrar, asi como también requieren de la visualizacién de tablas, mapas y esquemas de los

resultados para poder tomar decisiones y hacer la evaluacion de manera eficaz.

El presente estudio consiste en el desarrollo de una metodologia que involucra el manejo de
informacion de registros de pozo (inventario, analisis y control de calidad) y ndcleos de perforacién
de cinco (5) campos maduros, en los cuales se aplicaron diferentes metodologias de evaluacion
petrofisica existentes en la literatura, las cuales permitieron desarrollar flujos de trabajo aplicados a
estructurar cualitativa y cuantitativamente una metodologia de modelamiento petrofisico aplicado a

estudios integrados de yacimientos en Campos Maduros.

* Proyecto de grado
™ Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de Geologia. Director PhD. Luis Enrique Cruz.
Codirector: Geol. Mario Fernando Barragan.
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ABSTRACT

TITLE: METHODOLOGY FOR PETROPHYSICS MODEL DEVELOPMENT APPLIED
TO PRODUCTION OPTIMIZATION IN MATURE FIELDS®

AUTHOR: CARLOS HERNAN MEJIA ROMERO™

KEYWORDS: Formation Evaluation, Well Logs, Petrophysical modeling, Mature Fields.

DESCRIPTION

Formation evaluation is a key element in the determination of hydrocarbon explotation project
valuation; given that evaluation results define reservoir properties and quantity of hydrocarbons to

be found. These results are used to design the best strategies for reservoir development

The evaluation can be made using core test analysis, and well logs interpretation. The integration of
the above practices made in order to obtain more reliable results. These analyses demand
reviewing and interpreting a great quantity of data as well as diverse mathematical formulations to
find each specific property. Additionally, chart and map visualization is required, as well as results

schemes for decision making and performing an effective formation valuation.

The present study develops methodology that includes well log information
management (inventory, analysis and quality control) and core drilling of five (5) mature fields,
where different petrophysical valuation methodologies have been applied, enabling the
development of workflows that could provide both qualitative and quantitative data in order to

structure an petrophysics modelling methodology applied to integrated studies for mature fields.

" Degree Project
™ Physical-Chemical Geology Faculty, Geology School. PhD. Luis Enrique Cruz. Codirector: Geol. Mario
Fernando Barragan.
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INTRODUCCION

Las propiedades petrofisicas tales como la saturacion de agua, la porosidad y
permeabilidad son dificiles de determinar en un yacimiento y su célculo tiene un
gran impacto en la proyeccion de reservas y de producciéon, y por ende en la
economia del proyecto. La estimacion precisa de la distribucion espacial de las
propiedades petrofisicas se ve reflejada en el éxito de cualquier estrategia de
produccion y de mejoramiento de la misma, tales como recobro mejorado o infill
drilling. En el mismo sentido, conocer bien el yacimiento hace que se pueda
seleccionar la mejor ubicacion de los pozos y asi obtener el mayor provecho con la

minima cantidad de pozos.

La dificultad de estimar las propiedades petrofisicas proviene del hecho de que
estas pueden variar significativamente alrededor de todo el volumen del
yacimiento y generalmente solo se tienen datos puntuales en algunos sectores,
como los que comprenden aquellos pozos a los que se les han tomado un set de
registros y algunos a los cuales se les ha hecho corazonamiento o aquellos a los

gue se les han realizado pruebas de presion.

La descripcién petrofisica de un yacimiento se basa principalmente de la
interpretacién de registros y su calibracién con resultados de pruebas realizadas
sobre nucleos en laboratorio. Esta interpretacion exige el procesamiento de gran
cantidad de datos y requiere ademas de herramientas para la visualizacion de los
registros. Para conocer y definir los pasos a tener en cuenta en el desarrollo de
un modelo petrofisico se hace Gtil una metodologia que describa con claridad los
procesos a seqguir en el desarrollo del mismo, razén por la cual nace este proyecto,
supliendo la necesidad de crear una metodologia que brinde Ila informacion
adecuada y eficaz a tener en cuenta por aquel profesional de la compariia que no

sea experto en petrofisica.
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En el primer capitulo de este libro se presentan cinco (5) campos maduros, los
cuales se usaron como campos muestra para el desarrollo de la metodologia. En
la segunda parte se estudian los registros de pozos, se describe qué son y en qué
se basan sus mediciones, asi como también se estudian sus limitantes. Después
de esto, se hace una descripcion de las metodologias existentes en la literatura
para determinar Unidades hidraulicas de flujo y calculo de las propiedades
petrofisica. Por ultimo se realiza la aplicacion de las metodologias en los campos
muestra de estudio y se presentan los flujos de trabajo definidos para cada una
de las etapas que componen un el desarrollo de un modelo petrofisico.
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1. OBJETIVOS

1.2 OBJETIVO GENERAL

Implementar una metodologia de evaluacion petrofisica aplicable a la

caracterizacion de yacimientos.

1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS

Definir los flujos de trabajo a implementar en cada una de las etapas que
comprenden la evaluacion de las propiedades petrofisicas del yacimiento a
partir de la integracion de la informacién de registros de pozo y nucleos de

perforacion.

Identificar las condiciones y caracteristicas de la informacion (registros de
pozo y ndcleos de perforacion), provenientes de un campo maduro, y el
tratamiento a efectuar en la misma para su posterior aplicacion en el calculo

de propiedades petrofisicas.
Identificar las metodologias utilizadas en la evaluacion de las propiedades
petrofisicas de un yacimiento a partir de la informacion de nucleos de

perforacion.

Conocer e identificar las metodologias de Soft Computing mas utilizadas en la

evaluacion de un modelo petrofisico y aplicarlas en los campos muestra.
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e Conocer las metodologias para el calculo de propiedades Petrofisicas
(Volumen de arcilla “Vsh”, Porosidad Efectiva y Saturacién de Agua), y su

aplicacion en los campos maduros.
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2. INFORMACION UTILIZADA

En el desarrollo del presente proyecto, se utiliz6 una muestra de informacién
proveniente de cinco (5) campos maduros localizados asi: Campo A, Campo B,
Campo C, Campo E, Campo D, con el animo de identificar las condiciones de la
informacion y aplicar diferentes metodologias de evaluaciéon de propiedades
petrofisicas de los yacimientos, existentes en la literatura, que permitan desarrollar
flujos de trabajo aplicados a estructurar cualitativa y cuantitativamente una
metodologia de modelamiento petrofisico aplicado a estudios integrados de

yacimientos en Campos Maduros.

Los campos muestra corresponden a cinco (5) campos maduros: Campo A,
Campo B, Campo C, Campo D y Campo E, los cuales fueron seleccionados
estratégicamente para el desarrollo del presente proyecto, cada uno de estos
campos cuenta con informacion de pozos y perfiles de pozo, que datan desde
1950 (antiguas herramientas), hasta pozos con informacion de registros tomados
con herramientas de Ultima tecnologia, esto con el fin de mostrar el procedimiento
empleado para verificar y unificar la escala de presentacion de los perfiles, la
informacion contenida en el encabezado de los registros, asi como también el

formato de presentacion de los mismos.

A continuacion se presenta una resefia los campos mencionados anteriormente,
para luego dar paso al inventario de pozos, control de calidad y demas actividades

propias de esta primera fase.
La informacion empleada de los campos (nombres, localizacion, formaciones,

entre otros,) en el presente proyecto ha sido cambiada para cumplir con el

acuerdo de confidencialidad exigido por la compafia.
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2.1 CAMPO B

2.1.1 Generalidades. Este campo cuenta con un total de 65 pozos perforados,
distribuidos asi: en produccién 16 pozos, en abandono temporal 33 pozos, y en
abandono definitivo, con tapones de cemento, 16 pozos. La produccién del Campo
B fue de 509.156 bbls de petréleo en el primer afio (1957), manteniéndose en
ascenso hasta 1960, fecha en la cual alcanza su punto maximo, con 8.154.706
bbls. A partir de dicho afio la produccién tiene un comportamiento descendente, a
una tasa promedio anual cercana al 13%, hasta llegar en 1998 a una produccion
anual de 203.976 bbls aproximadamente (Modificado de Escobar 2002).

2.1.2 Geologia. La zona productora del Campo B fue depositada alrededor y
encima de la topografia ondulante del basamento Pre Mioceno con la transgresion
de los mares sobre el arco (capital). La litologia del campo corresponde a unas
facies basal de areniscas no calcareas, unas facies intermedias de arenisca

calcareas y una facie superior de calizas.

La distribucion de las tres facies estuvo controlada por la topografia ondulante del
basamento Pre-Mioceno durante la depositacion, de tal manera que la zona
productora se encuentra completamente desarrollada en las partes bajas del
basamento, en tanto que las partes mas altas del basamento no hubo

depositacion y éste se encuentra cubierto por un grueso manto de arcillas.

2.1.3 Caracteristicas Litolégicas:

Facie Basal de Areniscas no Calcéareas
Es de origen continental y estd conformada por areniscas pobremente
consolidadas, arcillosas a limpias, de grano grueso a conglomeraticas,

compuestas principalmente por granos angulares a subredondeados de cuarzo
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ahumado a lechoso y algo de fragmentos de basamento. Estas areniscas estan
interestratificadas con arcillolitas arenaceas de color verde, localmente moteada
de amarillo a rojo. Esta facie ocurre en depresiones del basamento y se acufia

contra las partes altas del mismo. El espesor varia entre 0 y 500 pies.

2.1.4 Facie Intermedia de Arenisca Calcarea. Esta por encima de la facie de co-
calcarea, o el basamento cuando esta ultima no esta presente. La unidad es un
depédsito ampliamente distribuido que marca la transicién del ambiente continental
a un ambiente marino poco profundo y consiste de areniscas bien consolidadas,
de grano fino a grueso, interestratificadas con arcillas limosas, moteadas de gris a
verde. Son comunes los fragmentos de conchas. Su espesor varia de 0 a 175

pies.

2.1.5 Facie Superior- Campo B. Consiste principalmente de calizas detriticas.
Esta facie es un depdsito ampliamente distribuido que cubre la mayor parte de la
cresta del Arco capital. Esta facie es la mas productora en el campo B por estar
fracturada y por ser la mas desarrollada en el &rea del campo.

Tabla 1.Columna Estratigrafica del Campo B (Modificado de Royero et al 2000).

Era Periodo Epoca Formacién
. Holoceno
Cuaternario -
Pleistoceno
Plioceno

Fm Castellana
Mioceno Superior

Nedgeno Fm Auca
Cenozoico < Mioceno Medio
Fm Atico
Mioceno Inferior
Ol|goceno Supermr SR
. Oligoceno Inferior
Paledgeno

EOCENO

216 Paleozoico y

: Rocas Metamérficas y Plutones igneos
Mesozoico y 9
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Caracteristicas Petroliferas del Campo:

Tabla 2. Datos de yacimiento e informacion de pozos del Campo B (Modificado de

Moreno 2000).

Roca Roca Roca . # Pozos Pozos Pozos Pozos
Campo o Tipo de Trampa ) )
Fuente Sello Yacimiento perforados activos Inactivos Inyectores
Shale
de las
Campo ) Estructurales y
uiIS 1 Fm UIS Calizas o 65 16 49
B Estratigraficas
1yUuls
2

Tabla 3. Datos de produccion y caracteristicas de los fluidos del campo Campo B

(Modificado de Moreno 2000).

» Caracteristicas de los fluidos
Fecha de Fecha de | Produccion

c perforacion | perforacion Inicial Produccion Fluidos °

ampo

P primer tltimo (Enero- Actual Recuperados | Gravedad | Salinidad @ GOR
pozo pozo Dic. 1957) API

Campo | Nov.2 de | 28 agosto 530 BPD
B 1956 1975 42.128.570

458 BPD 42.9
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Figura 1. Valores histéricos de producciéon en el Campo B (Modificado de Moreno

2000).
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Fuente: Autor

2.2 CAMPO C
El campo se descubrié en 1957 con la perforacién del pozo

2.2.1 Generalidades.
exploratorio C-1, con una produccion diaria de 207 barriles de aceite negro ligero,
y 0.26 millones de pies cubicos de gas natural. A la fecha, el campo se puede
dividir en dos bloques, el norte o area mas antigua, y el sur donde se encuentran
los pozos de desarrollo méas recientes. Geolégicamente el campo pertenece a la
Cuenca Salina del Istmo, y las rocas productoras son areniscas del Terciario con
edades desde el Mioceno Inferior hasta el Mioceno Superior (Filisola). (Modificado

de Flores, 2007)
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El campo C inici6 su desarrollo y explotacién a partir del afio 1957 y actualmente
cuenta con un total de 436 pozos perforados y distribuidos entre los blogues A, B

y C, de los cuales solamente operan 53 y la mayoria pertenecen al Bloque A.

A la fecha gran parte de la produccién de hidrocarburos proviene del bloque A,

area que soporta la reserva remanente del campo.

En los bloques B y C fue implantada la recuperacion secundaria mediante la
inyeccion de agua a partir del afio 1983, proceso que concluyé en el afio 2000
debido a las altas relaciones agua inyectada vs. Aceite producido que se llegaron

a manejar.

Actualmente y debido a la intensa actividad que demanda el campo, se producen
en promedio 8,700 bpd de aceite y del orden de 19 mmpcd de gas. El volumen de
hidrocarburos extraido al 1 de julio de 2007 corresponde a 184 MMBIs de aceite y
311 MMPC de gas y se cuentan con reservas remanente 3P del orden de 73.89
MMB de aceite y 112.49 MMMPC de gas con un factor de recuperacion del 19.3%

y 27.8% respectivamente.

2.2.2 Estratigrafia. La secuencia estratigrafica del campo C se obtuvo a partir de
la exploracién del pozo de exploracion C-1, en la cual se determinaron
caracteristicas geologicas y mediante la cual se dio a conocer la columna

estratigrafica del campo.

A continuaciéon se describen las formaciones desde el reciente hasta el Mioceno

Inferior para el campo C.

2.2.3 Reciente. El material reciente esta formado por una capa de suelo con

espesor de orden de un metro, inmediatamente debajo de la formacion Cedral.
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2.2.4 Formacién Arial. Tiene un espesor aproximado de 500 metros, y se
encuentra compuesta por depdsitos continentales o de aguas salobres formadas
por arenas de cuarzo de grano fino a grueso, de color gris claro, con aristas
angulosas, se encuentran también fragmentos de pirita y 6xido de hierro. Dentro

del cuerpo de arena se encuentran intercalaciones de material arcilloso lignitico.

2.2.5 Formacién Compensar. El espesor de esta formacion alcanza los 500
metros, estéd constituida por una serie de cuerpos de arena color gris claro, de
grano fino a muy grueso, intercalaciones de lutita carbonosa y restos de plantas.
Predominan los granos de cuarzo y en menor cantidad pirita, 6xidos de hierro,

lignita y fragmentos de conchas.

2.2.6 Formacion Brisa. El espesor de esta formacién se calcula en 800 metros,
se encuentra constituida de arena color gris claro con intercalaciones de arenisca
calcarea bien cementada y de lutitas suaves, ligeramente arenosas de color gris
verdoso. Esta formacion solo ha podido identificarse por medio de registros
eléctricos por lo que el contacto con la formacion infrayacente y suprayacente es

dudoso.

2.2.7 Formacion Vifiedo Superior. El espesor de esta formacion es de unos 500
metros, aunque no se ha podido precisar el contacto debido a la escasez de micro

fauna determinativa.

2.2.8 Formacion Vifiedo Inferior. Esta formacion tiene un espesor entre 200 y
500 metros en el campo México. En la mayoria de los casos solo se ha n
encontrado segmentos de ella. Tal variacion se debe a los fallamientos que la
afectan, lo cual ha dado lugar a que en algunos casos se encuentre en contacto
directo con la masa de sal. Petrologicamente predominan lutitas de color verde

oscuro ligeramente arenosas con trazas de yeso.
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2.2.9 Formacién Piel Roja. Esta formacion reposa sobre la intrusion salina, el
espesor maximo reportado en este campo es de 800 metros. Petrologicamente la
composicion consiste de lutitas verde oscuro y gris oscuro, plastica en la parte
superior y dura y calcarea hacia la base. Entre las lutitas se encuentran
intercalaciones de areniscas color gris claro de grano muy fino y anguloso

impregnado de hidrocarburos.

Tabla 4. Secuencia Estratigrafica del campo C (Modificado de Pemex 2007).

Era Periodo Epoca Formacion
Plioceno
Mioceno Superior Arial
Compensar/

i Mioceno Medio .
Nedgeno Brisa

Vifiedo Superior

Cenozoico Mioceno Inferior Vifiedo Inferior
Piel Roja
) ) Deposito/ Cong.
Oligoceno Superior }
Marvill
Paleégeno : .
Oligoceno Inferior Real
EOCENO
Superior Ruiz
CRETACICO Medio
Santero
. Inferior
Mesozoico
JURASICO Superior Sal
) Formacion
TRIASICO ]
Andina
Pizarras y
PALEOZOICO .
Esquistos

2.2.10 Caracteristicas Petroliferas del Campo:
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Tabla 5. Datos de yacimiento e informacion de pozos del campo Mexico.
Modificado de Pemex 2007

Campo Roca Roca Sello Roca Tipo de Pozos Pozos Pozos Pozos
Fuente Yacimiento Trampa perforados activos Inactivos | Inyectores
C Lutitas Arenisca Fm Domo 436 53 383 -
Pielroja salino

Tabla 6. Datos de produccion y caracteristicas de los fluidos del campo C.
(Modificado de Flores 2007).

Campo Fecha de Fecha de Produccién | Produccién Fluidos Caracteristicas de los fluidos
pgrforacnon Perforacmn Inicial Actual Recuperados Gravedad | Salinidad | GOR
primer pozo | ultimo pozo (BPD). (BPD) °API

C Mayo de Agosto de 207 8586 181.1 MMB 37 - Bajo
1957 2004

Figura 2. Produccion de Aceite en mmbls prevista para el Campo C entre el afio
2008 y el 2022. (Modificado de (Cruz et al 2007).

PRONOSTICO PRODUCCION DE ACEITE CAMPO C
CARTERA 2008-2022
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Fuente: Autor
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Figura 3. Produccion de Gas en mmpdc prevista para el Campo B entre el afio
2008 y el 2022. (Modificado de Cruz et al 2007).
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CARTERA 2008-2022
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. Perf 1.6 4.9 8.0 11.1 12.0 10.4 79 6.1 4.8 3.7 29 23 19 1.5 1.2
Dec 11.0 9.4 8.0 6.9 59 5.0 4.3 3.7 3.1 2.7 23 2.0 1.7 1.4 1.2
—— Qg (Tot) 13.8 17.3 20.0 21.9 21.9 20.7 19.7 19.3 18.7 19.0 18.3 16.1 14.0 12.5 11.4
- = = =Gp (Dec) 4.0 75 10.4 12.9 15.0 16.9 18.4 19.8 20.9 21.9 22.7 23.4 24.0 24.6 25.0
Gp (Tot) 5.0 113 18.6 26.6 34.6 42.2 49.4 56.5 63.3 70.2 76.9 82.8 87.9 92.5 96.6
Fuente: Autor Afio

2.3.1 Generalidades. ElI Campo D esta cuenta con una extension de 56.954
acres entre la falla Frontera al oeste y la zona playa al este. El Campo D fue
descubierto gracias a algunos menes activos los cuales indicaron desde muy
temprano la acumulacién de petroleo y condujeron a actividades de perforacion

que fueron iniciadas en 1913 por D Oil Concessions Ltda.
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2.3.2 Estratigrafia. El Campo D esta constituida por los Miembros A, B 'y B
Inferior, de la Formacién D 2 y los Miembros Cy D de la Formacion D 3, de edad
Mioceno (Fig. 1.4.2.), los cuales infrayacen concordantemente al Miembro A,
también de la Formaciéon D 2 y suprayace discordantemente a las formaciones del

Post-Eoceno.

Las areniscas de la formacion D 5 constituyen el principal reservorio de
hidrocarburos del Eoceno. Los crudos son de medianos a livianos segun la
profundidad. El miembro E, subdividido en nueve miembros, produce crudos
medianos especialmente de la E-7 a la E-5 y en menor escala, petréleo liviano. El
miembro “F” contiene acumulaciones de crudos livianos y los miembros F-7 al F—

4 son los principales productores.

El miembro A consiste principalmente de arenas de grano fino laminada con
intercalaciones de limolitas arcillosas color grisaceo, este miembro se encuentra
suprayacente a los Miembros B y B Inferior los cuales consisten principalmente de
sedimentos fluviodeltaicos con menores cantidades de sedimentos marinos
proximo-costeros, mientras que la Formacién D 3 es predominantemente marina.
En general, el Miembro B representa una progradacion mas débil que el miembro
B inferior, puesto que en él se encuentran menos arenas y mas delgadas, y la
sedimentacion fluvial no parece haberse extendido tan lejos hacia el oeste y el

suroeste, como ocurre en el Miembro B Inferior.

2.3.3 Caracteristicas Petroliferas del Campo:

Tabla 7. Datos de yacimiento e informacién de pozos del Campo D (Modificado de
Arenas et al 1994).

Campo Roca Roca Sello Roca Tipo de Pozos Pozos Pozos Pozos
Fuente Yacimiento Trampa | perforados activos Inactivos | Inyectores
D Lutitas Miembro E Fm 28

D
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Tabla 8. Datos de produccion y caracteristicas de los fluidos del Campo D
(Modificado de Arenas et al 1994).

Campo Fecha de Fecha de Fluidos Caracteristicas de los fluidos
perforacién perforacion Recuperados ° Salinidad | GOR
primer pozo Ultimo pozo (miles e Gravedad | Promedio

barriles) API
D Feb. De 1935 | Dic. De 2010. 10124209 14 2750
2.4 CAMPO E

2.4.1 Generalidades. ElI Campo E cuenta con cuatro subcuencas alineadas en
dos ejes Norte-Sur que se fusionan hacia el sur conformando el periclinal Euro -
Burundi. El eje Oriental cruza de Norte a Sur las estructuras geoda y el eje

occidental de las estructuras geoda y almandino.

Su cierre estructural maximo es de 240 pies y corresponde al alto almandino, el
alto geoda tiene 180 pies, Euro 200 y Burundi 140 pies. Cubren un area
aproximada de 20 Km, de direccion preferencial Norte-Sur por 5 km de este a

Oeste.

2.4.2 Estratigrafia:

Arenisca A Superior
Corresponde a areniscas cuarzosas con frecuentes bioturbaciones y la presencia

de intercalaciones de Lutita. A la base se desarrolla una secuencia grano creciente

y hacia arriba secuencias grano decreciente.
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Arenisca “A” Media

Es una arenisca de poco espesor, cuarzosa, con estratificacion cruzada, ondulada

y en partes masiva hacia la base, con delgadas intercalaciones lutiticas. Hacia el

techo se encuentra bioturbacion.

Arenisca “A” Inferior

Corresponde a una arenisca cuarzosa, en partes algo micacea, grano decreciente,

limpia, masiva, y con estratificacion cruzada a la base, laminada al techo.

Arenisca B Superior

Define areniscas cuarzo glauconiticas en bancos métricos de grano muy fino,

masivas onduladas, con bioturbaciones. Tiene importante presencia de cemento

calcareo.

Arenisca B Inferior

Es una arenisca cuarzosa en secuencias meétricas grano decreciente de grano

muy grueso a muy fino, con estratificacion cruzada e intercalaciones lutiticas.

Tiene un importante contenido de glauconita, la misma que aparece en la parte

media y superior del miembro B Inferior.
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Tabla 9. Columna estratigrafica del Campo E (Tomado de Ochoa, 2010).

ERA PERIODO EPOCA EDAD FORMACION
MAASTRISCHTIANO

CAMPANIANO
SUPERIOR
SANTONIANO Fm Real
CONIACIANO
TURUNIANO
8 S - -
9 S Arenisca A superior
o) ﬁ: Arenisca A Media
%) L CENOMANIANO
g fcx) MEDIO Arenisca A
inferior
B Superior
ALBIANO :
B Inferior
TEMPRANO APTIANO Fm Royal

2.4.3 Descripcion del tipo de Reservorio. La principal fuente de energia natural
de los yacimientos del Area Eur proviene de un empuje natural y de fondo de
intrusion de agua. Dentro de los parametros petrofisicos promedios de las arenas
en el area del campo se encuentra: la porosidad en un rango de 10.4 a 19%, la
saturacion de agua en un rango de 20% hasta 50%, el espesor neto de petrdleo
neto saturado tiene un rango de 7.5 a 65 pies, mientras que la permeabilidad del

area en un rango de 10 a 1468 md.

En el Campo E se encuentran produciendo 132 pozos; de los cuales 76 se
encuentran produciendo por Bombeo electro sumergible, 53 pozos se encuentran
produciendo bajo el sistema de Bombeo Hidraulico y 3 pozos produciendo por

sistema de inyeccion de gas.

43



2.4.4 Caracteristicas Petroliferas del Campo:

Tabla 10. Datos de yacimiento e informacién de pozos del Campo E, (Tomado de
Ochoa, 2010).

Campo | Roca Roca Roca Tipo de Pozos Pozos Pozos Pozos
Fuente | Sello | Yacimiento Trampa perforados | activos | Inactivos | Inyectores
E Arenisca A Estructural- 217 132 68
8875 ft Estratigrafica 17
Arena B
9050 ft

Tabla 11.Datos de produccién y caracteristicas de los fluidos del Campo E
(Tomado de Ochoa, 2010).

Fecha de Fecha de Produccién | Produccion Fluidos Caracteristicas de los fluidos
Campo | perforacion perforacion Inicial Actual Recuperados | Gravedad | Salinidad

primer pozo | (ltimo pozo (2000) oAP| (ppm) GOR

228.9 MMBBL
I (Arena U) 28-33 42000 281

E Julio 1982 56651 32000 BPD
2724 MMBBL | g/ 5 28000 | 383
(Arena T)

2.4.5 Valores histéricos de Produccién:

Figura 4. Valores histéricos de produccién del Campo E (Tomado de Ochoa,
2010).
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197 FEB0E1 526853684 058607 90 0990 81 826830468506 97 90 920011 02 0304 050607 0808 1011 1213 141816817 18 19 20

Fuente: Autor
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2.5 METODOLOGIA APLICADA EN EL DESARROLLO DEL PRESENTE
PROYECTO

El desarrollo de la metodologia se divide en cuatro fases de trabajo consecuentes
en las cuales se encuentra descrito de manera general, el tratamiento al cuél sera
sometida la informacion disponible con el fin de unificar los registros de pozo en un
formato de presentacion estandar, que brinde calidad y claridad a la hora de
trabajar con los perfiles de pozo correspondientes a los campos muestra
mencionados anteriormente. Esto sumado al desarrollo de flujogramas de trabajo
(ver capitulo 6) que muestra paso a paso el procedimiento dado a la informacion
de registros de pozo y nudcleos de perforacion, sera la herramienta clave para
obtener una metodologia confiable y aplicable no solo para los campos muestra de
estudio, sino para los campos maduros en general. A continuacién se describen

las fases a desarrollar en el presente proyecto.

2.5.1 FASE I. Recopilacién, Cargay Evaluacién de la Informacion disponible.
Esta etapa comprende la recoleccion, inventario, carga, control de calidad y
evaluacion de la informacion de los campos muestra, integrada por los perfiles,
datos del ambiente de perforaciébn consignados en los encabezados de los
registros originales. Esta fase es de gran importancia para cuantificar el valor de la
informacion disponible y seleccionar la metodologia mas apropiada para cumplir

con los objetivos propuestos en el estudio.

2.5.2 FASE Il. Edicién, Estandarizacion y Correcciones Ambientales (Anexo
). Esta fase integra las ediciones realizadas sobre los perfiles de pozo, las cuales
involucraron la integracion de los diferentes archivos y formatos en los que se
encontraba la informacién de perfiles en un solo archivo formato LAS, formato
estandar utilizado en la industria, la estandarizacion de los nombres de los perfiles,
renombrando los perfiles generados por diferentes herramientas y companias de

registros, bajo un solo término mneménico.
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Este procedimiento es Gtil y de comun aplicacién en la industria, principalmente en
campos que tienen diferentes campafias de registros y diferentes herramientas.
Adicionalmente se realizd la correccion de los desfases en profundidad entre
curvas, eliminacibn de ruido y/o picos andémalos por efecto de hueco,

principalmente en las curvas de las herramientas densidad y sénico.

La Informacion completa de los registros disponibles (Edicion, Estandarizacion y
Correcciones Ambientales) para cada uno de los pozos de los campos muestra se

encuentra en el Anexo |.

2.5.3 FASE IlIl. Nucleos de Perforacion (Anexo 1). Esta fase comprende el
inventario de los pozos que presentan informacién de nucleos de perforacion,
calculo de desfases “nucleo registro “en profundidad y correccién de los valores de

porosidad y permeabilidad a condiciones de yacimiento

Esta fase es muy util ya que el éxito de una correlacion confiable “nucleo-perfil”
depende de los valores arrojados luego de calcular las variables mencionadas

anteriormente.

2.5.4 FASE 1V. Identificaciéon de Unidades Hidraulicas de Flujo. Esta fase
comprende la identificacion de unidades Hidraulicas a partir de las metodologias
existentes en la literatura, las cuales varian de acuerdo al tipo presente en el
yacimiento, una vez calculadas las UHF, se procede a identificar los litotipos a
partir de metodologias de Soft Computing (computo facil). Esta fase es muy
importante debido a que luego de calculadas las UHF, se tiene una perspectiva de

los intervalos mas productivos en el yacimiento.
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2.5.6 FASE V. Célculo de Propiedades petrofisicas. Esta fase comprende el
calculo del volumen de arcilla, porosidad efectiva, saturacion de agua y saturacion
de Hidrocarburos usando ecuaciones que agrupan las variables mencionadas en
las anteriores fases. Esta es la etapa mas importante, ya que agrupa todas las
variables calculadas en las anteriores fases y arroja los resultados de los

horizontes productores que determinan el comportamiento del yacimiento.

Es de resaltar, que en esta etapa todos pasos se deben de haber efectuado de
manera confiable, para garantizar un amplio conocimiento de las propiedades del

yacimiento y en ultimas, la cantidad de hidrocarburos que hay en el mismo.

2.5.7 Flujogramas De Trabajo. El desarrollo de flujos de trabajo, permite mostrar
de manera practica y consecuente las etapas a desarrollas durante cada una de
las fases de ejecucion del presente proyecto, siendo asi un factor fundamental

para tener en cuenta los pasos que se deben seguir en cada una de ellas.
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3. GENERALIDADES DE LOS REGISTROS DE POZO

3.1 CONCEPTOS BASICOS

El primer registro de informaciéon de fondo de un pozo fue tomado en 1869,
cuando Lord Kelvin registro la temperatura, de un pozo somero. En 1927, Marcel
y Conrad Schlumberger, con Henri Doll, tomaron el primer registro de resistividad
eléctrica en Pechelbron, Francia. Desde entonces, se han creado mas de 50 tipos
de registros para medir diferentes tipos de propiedades de las rocas, entre ellos
los registros eléctricos, nucleares, acusticos, térmicos, quimicos y mecanicos. Sin
interpretacién, las medidas resultantes de los registros no son utiles. Se requiere
de tiempo, conocimiento y experiencia para convertir los datos en informacion
significativa. El resultado de esta tesis ayudara un intérprete de registros pueda
convertir estos datos en informacion con respecto a la porosidad, saturacién de
fluidos, tipo de hidrocarburos entre otras. El objetivo de este capitulo es estudiar
los aspectos generales de la toma de los registros, pasando por los principios
fisicos que rigen cada una de las diferentes medidas, el control de calidad que se
le deben hacer, los usos de cada registro y los efectos ambientales que afectan la
medida que se deben tener en cuenta a la hora de interpretar un registro. Sin
conocer a fondo cémo funcionan los registros, sin saber qué miden, como lo

miden, no se puede hablar de evaluacién de formaciones.

3.1.1 Exploracién con registros. La informacidén obtenida por los registros de
pozos, es usada para mejorar dos (2) objetivos principales en un programa de
exploracion de hidrocarburos.

Propiedades de la formacion:

e Ambiente de depositacion.
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e Mineralogiay Litologia.

e Radioactividad natural.

e Tipo de porosidad.

e Presion y temperatura de la formacion.

e Propiedades mecanicas de las rocas.

Evaluacion de hidrocarburos:

e Unidades de flujo.

e Tipos de porosidad.

e Trampas de salinidad.

e Distribucion y propiedades de los fluidos.

e Tipo de hidrocarburo.

Existen varias dificultades que se deben superar para encontrar valores

aceptables, para las variables anteriormente mencionadas.

e El fondo de pozo como sistema dinamico: El lodo penetra las formaciones
circundantes en el fondo de pozo y la pared de la formacién es afectada por el
proceso y durante el proceso de perforacion.

e Los fluidos y la matriz: Afectan de varias maneras las herramientas de los
registros de pozo.

e La profundidad de investigacion: Es relativamente somera y varia segun la

tecnologia que se utiliza.
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3.1.2 Clasificacion de los registros. A continuacién se presentara una

clasificacién general de los registros segun el propdsito de su medida.

Registros de diametro: Son aquellos registros que proporcionan toda la
informacion relacionada con las condiciones del hoyo, Se emplean para apreciar
el diametro del hoyo y el didmetro de la maquina con la que se perfora, me

indican revoques, derrumbes etc.

Registros Litologicos: Estos registros han sido disefiados para identificar
formaciones permeables y sus limites, dos ejemplos de estos registros son el

registro de rayos Gamma y el de potencial espontaneo.

Registros de Resistividad: Estos registros han sido disefiados para determinar el
espesor de una formacion, proporcionar un valor preciso de la resistividad de la
formacion, ayudar en la correlacion de otros registros y dar una idea tanto del
contenido de los hidrocarburos como de su producibilidad. Son ejemplo de este
tipo de registros, los dispositivos Normales y laterales, los laterologs, los registros

de induccion y los registros de micro-resistividad.

Registros de Porosidad: Estos registros son unas herramientas que ayudan a
determinar la litologia y la porosidad, con ellos se puede distinguir los
hidrocarburos, entre gas y liquidos y son fundamentales en el calculo de la
saturacion de fluidos. Son ejemplo de este tipo, el registro neutron, acustico y el de

densidad de la formacion.

3.1.3 Formatos de presentacién de los registros. Los registros de pozo, son
una representacion grafica de varias respuestas de medida en funcion de la
profundidad. Para hacer una interpretacion de registros, los intérpretes, deben
contar con graficas que les permitan visualizar los valores numéricos de forma

adecuada.
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Nuestra industria tiene unos formatos estandares para la presentacion de éste
tipos de registros. Una grilla de registros API, tiene un ancho de 8.25 pulgadas y
esta dividida en tres (3) secciones llamadas pistas y una columna de indica la
profundidad. El registro tiene una (1) pista en el lado izquierdo de la columna de
profundidad y dos (2) en el lado derecho. Cada una de estas pistas, pueden tener
una escala logaritmica o lineal. Las escalas logaritmicas generalmente se usan en
la pista nUmero 2 y casi siempre son para representar valores de resistividad. Es
normal encontrar que esta escala, estad graficada entre 0.2 y 2.000 OHMS. Un
ejemplo de este formato estandar de registro lo podemos encontrar en la figura 5.

3.1.4 Formato de Visualizacion de Registros de Pozo. EI formato de
presentacion estandar para la industria, comprende una serie de caracteres en los
cuales contienen la informacion de registros obtenida en el pozo en las diversas
campafas de perforacion, a continuacion definen los aspectos mas importantes de

un archivo LAS.

e Archivo Las. ¢(Qué Es? ¢(Cdmo Se Presenta?

Un archivo LAS es un registro ASCII estructurado, contiene datos de curvas de
registros e informacién de encabezado. La informacion de encabezado es
localizada al comienzo de la curva y seguida por los datos de las curvas. El
formato LAS es definido como el formato estandar para la presentacion optima de

curvas de registros de pozo.

Cada archivo LAS consiste de secciones. Secciones que inician con una linea de
encabezado definida con el caracter tilde ~ el cual se presenta como el primer
caracter no espaciado sobre una linea. ElI caracter inmediatamente siguiente al
caracter tilde define la seccion con el resto de la linea que es ignorada. Los

caracteres “V”, “W”, “C”, “P”, “O”, y “A” son reservados en el LAS 2.0 estandar. Las
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secciones definida por él LAS 2.0 estandar son delimitadas a una frecuencia por

archivo.

Las secciones definidas para él LAS 2.0 estandar son las siguientes:

"~V" (también conocido como "~VERSION INFORMATION SECTION") es una
seccion requerida, tiene requerimientos de formato, deberia ser la primera
seccion, identifica el nimero de versién y define si los datos estan en modo

“‘wrapped” o modo “un wrapped”. Ejemplo:

~Varsion Information Section
VERS. 2.0 ' CWLS log ASCII Standard -VERSION 2.0
WRAP. NO : One line per depth step

"~W" (también conocido como "WELL INFORMATION SECTION”), es una
seccion requerida, tiene requerimientos de formato, es preferiblemente la segunda
seccion, contiene informacion del nombre del pozo, localizacion y comienzo y

parada de los valores de los datos en este archivo. Ejemplo:

~Well Information Section

#MNEM . UNIT VALUE /NAME DESCRIFTION

fommmmmmm | e

STRT.M 635.0000 :START DEPTH
STOFP.M 400.0000 :STOP DEPTH
STEF.M -0.125 :STEP

NULL. -999 25 :NULL VALUE
COMP. ANY OIL COMPAMNY INC. : COMPANY

WELL. ANY ET AL 12-34-12-34 :WELL

FLD . WILDCAT :FIELD

LocC . 12-34-12-34W5sM :LOCATION

FPROV. ALEERTA : FROVINCE

SEVC. ANY LOGGING COMPAMNY INC. :SERVICE COMPANY
LIC . 12345 :ERCBE LICENCE HNUMBER
DATE. 13-DEC-86 :LOG DATE

UWI . 100123401234W500 :UNIQUE WELL ID
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"~C" (también conocido como ~CURVE INFORMATION SECTION"), es una
seccion requerida, tiene requerimientos de formato contiene los mnemonicos de
las curvas y sus definiciones en el orden que ellos aparecen en la seccion de

datos. Ejemplo:

~Curve Information Section

#MNEM . UNIT API CODE Curve Description
ey
CEPT .M 1 DEPTH

RHOB .K/M3 45 350 02 00 : 2 BULK DENSITY

NPH .VOL/VO 42 890 00 00 : 3 NEUTRON POROSITY - SANDSTONE
MSFL .OHMM 20 270 01 00 : 4 Rxo RESISTIVITY

SFLA .OHMM 07 222 01 00 : 5 SHALLOW RESISTIVITY

ILM .OHMM 07 120 44 00 : & MEDIUM RESISTIVITY

ILD .OHMM 07 120 46 00 : 7 DEEP RESISTIVITY

sSP MV 07 010 01 00 : 8 SPONTANEOUS POTENTIAL

GR .GAPT 45 310 01 00 : 9 GAMMA RAY

CALI .MM 45 280 01 00 10 CALIBER

"~P" (también conocido como ~PARAMETER INFORMATION SECTION"), es
una seccion Optima; tiene requerimientos de formato, contiene informacion sobre
los parametros o constante relevantes al pozo tales como resistividad del lodo,

ingeniero de wireline, nimero de camion, etc.

~Parameter Information Section

#MNEM.UNIT Value Description
fo—m————mmmm———mmmo= | mmmmmmmmmmmm | e e e mmm e mmm e mm e

MUID . GEL CHEM H Mud type

BHT .DEGC 114.0000 : Bottom Hole Temperature

BS . MM 222.0000 H Bit Size

C5GL .M 345.7 H Casing Depth

FD K/M3 999,99989 : Fluid Density

MDEN .K/M3 2650.0000 : Logging Matrix Density

MATR . SAND H Neutron Matrix

FHNUM . 1.0000 H Tortucsity Const. Archie's(a)
FEXP . 2.000 H Cementation Exp Archie's (m)
DFD LK/M3 1200.0000 H Mud Weight

DFV .S 50.0000 ! Mud Viscosity

DFL .C3 8.0000 : Mud Fluid Loss

DFFH . 10.00 H Mud pH

RMFS .OHMM 2.8200 : Mud Filtrate Resistivity
EKE .M 566.9700 : Elevation Kelly Bushing

EGL .M 563.6799 : Elevation Ground Level
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"~Q" (también conocido como "~OTHER"), es una seccién opcional, no tiene

requerimientos de formato, contiene otra informacion o comentarios. Ejemplo:

~0Other Infermation Section

The log digits for this well were hand digitized from poer half scale
log prints. This was the best information awvailable at the time.
Every attempt should be made to track down the eoriginal films.

.Dec. 12,1990 John Doe, Petrophysics

"~A" (también conocido como ~ASCII LOG DATA") es una seccién requerida.
Tiene requerimientos de formato; es la ultima seccion en el archivo y también se
refiere a la seccion de datos. El indice de los datos de las columnas es
Profundidad o tiempo. Los valores indice siempre aparecen en la primera columna
y cada columna de datos deberian ser separados por al menos un espacio (ASCII
32). Todos los valores en la seccion de datos deberian ser puntos flotantes o
valores enteros. Otros formatos tales como texto o valores exponenciales no son

soportados.
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Figura 5. Visualizacion de un registro .LAS version 2.0. Tomado de Struyk et al

2009.
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3.2 REGISTRO DE DIAMETRO

3.2.1 Registro Caliper:

3.2.2 Introduccién. El registro Caliper es una herramienta para la medida del
diametro y forma del pozo en funcion de la profundidad. Para esto se usa una
herramienta que puede tener dos, cuatro o0 mas brazos extensibles. Los brazos se
pueden mover hacia adentro o hacia fuera de la herramienta a medida que ésta va
pasando a lo largo de todo el pozo. Este movimiento es convertido en una sefial
eléctrica que determinara la variaciones en el didmetro de pozo. Estas medidas
pueden ser menores o mayores que el diametro de la broca con la que se perforo

el pozo.

Algunos pozos pueden tener una forma ovalada después de la perforacion. Esto
es debido, a las fuerzas tectonicas aplicadas al pozo en las diferentes direcciones.
Para determinar este tipo de formas se requiere un Caliper de dos brazos. En este
caso, uno de los brazos reportard una disminucion en el diametro con respecto al
diametro de referencia, mientras que el otro reportar4 un aumento en el diametro a

la misma profundidad. Un ejemplo de esta herramienta se puede ver en la figura 6.

Figura 6. Herramienta Caliper de dos brazos. Tomado de Glover, 2000.

Fuente: Autor
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3.2.3 Presentacion del registro. El registro Caliper es ploteado en la pista 1 de
un set de registros, junto con el diAmetro de la roca, esto con el fin de comparar
las variaciones en el diametro con el valor esperado. La escala del registro es
generalmente presentada en pulgadas (6 a 16 in), que es el estandar para

referenciar los tamafos de broca.

En la figura 7 podemos observar un ejemplo de este registro.

Figura 7. Registro Caliper.

1 2
CEFTH CaL {in}
FT} [ 113
HE00
XTo0
X200

Fuente: Autor

3.2.4 Interpretacién del registro Caliper. En la figura 8 se observa un esquema
con la informacién que puede generar el registro Caliper y la Tabla 12 describe los

principales factores que influencian la medida.
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3.2.5 Uso del Registro Caliper. A continuacion se detallaran los principales

usos del Registro Caliper:

e Contribuir con informacion para la evaluacion litoldgica. (Ver figura 8 y Tabla
12).

e Es un indicador de zonas de buena permeabilidad y porosidad, debido a la
formacion de torta de lodo en asociacion con el Registro Gamma Ray.

e Parallevar a cabo célculos de espesor de torta de lodo.

e Calculos en el volumen del pozo.

e Calculo del volumen del cemento requerido para el completamiento.

e Seleccidon de zonas de formaciones consolidadas para pruebas de presion,
recobro de muestras, ubicacion de empaques para pruebas y de puntos de
ubicacion del casing.

e Es un indicador de la calidad de pozo. Este registro ayuda a determinar si las
medidas de otros registros pueden ser utilizadas para el calculo de las
propiedades petrofisicas. Pozos muy angostos o muy anchos, con respecto al
diametro de la broca pueden resultar en mediciones erroneas de otras

herramientas de registro.
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Figura 8. Respuesta tipica del Registro Caliper para varias litologias. (Tomado de
Glover, 2000).
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Tabla 12. Factores que influencian la medida del Caliper (Tomado de Glover,

2000)

Diametro del pozo
A la medida

Causas Posibles litologias

Areniscas masivas
Lutitas Calcareas
Rocas igneas
Rocas metamoérficas

Formaciones bien
consolidadas o no permeables.

Medida mas grande que el
diametro de broca

Medida menor al diametro de

la broca

Fuente: Autor

La formacién es soluble en el
lodo de perforacion.
La formacién es débil y se
derrumba.

La formacion se ha hinchado.

Formacién e torta de lodo en
formaciones porosas y
permeables.
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Formaciones saladas
perforadas con agua fresca.
Areniscas no consolidadas,

gruesas, o arcillas
quebradizas.
Arcillas que se hinchan.

Areniscas porosas y

permeables.



3.3 REGISTRO DE LITOLOGIA

3.3.1 Gamma Ray:

3.3.1.1 Introduccion. Existen tres tipos de radiacion emitidas por los materiales
son: las particulas Alfa, Beta y los Rayos Gamma (GR). Estos ultimos son el mas
importante tipo de emisiébn posible de un material radioactivo o radiacion

electromagnética.

Los Rayos Gamma son ondas electromagnéticas de alta energia, como las de la
luz que se propagan a menudo simultdneamente con la emision de los Rayos
Beta. Estos Rayos son similares a los Rayos X pero su longitud de onda es mas
corta y pueden penetrar a mayores profundidades, estas caracteristicas permiten
que se puedan registrar perfiles nucleares en pozos “Open-hole” y con tuberia de
revestimiento ya que las radiaciones con Rayos Gamma emitidas por las
formaciones detras de la tuberia de revestimiento pueden penetrarla y alcanzar a

los detectores de Rayos Gamma en el pozo.

La energia de los Rayos Gamma se expresa en millones de electro-voltios (Mev) y
en los estudios de perfiles nucleares la magnitud de las energias existentes varian

por lo general de 0.1 al0 Mev.

Se ha establecido que todas las rocas tienen cierta de cantidad de material
radioactivo, por pequefia que sea. Las rocas igneas, acidas o ligeramente
coloreadas contienen mayores cantidades de material radioactivo que las del
basico y oscuras. Ya que las rocas sedimentarias se formaron por la erosion de
las rocas igneas, también estas son radioactivas, sin embargo en las rocas
sedimentarias las sustancias radioactivas estan distribuidas de manera variada
entre las diferentes rocas sedimentarias. Las arenas y las calizas limpias exhiben

muy poca radioactividad, mientras que las lutitas exhiben alta radioactividad.
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Este perfil mide la actividad natural de Rayos Gamma en las formaciones. Es util
en la deteccién y evaluaciéon de minerales radioactivos como Potasio, Torio y
Uranio. En formaciones sedimentarias el perfil generado refleja el contenido de

lutitas y arcillas en las formaciones.

Las formaciones limpias tienen un nivel bajo de radioactividad, a menos que se
encuentren contaminadas de cenizas volcanicas o que las aguas de la formacion
contengan sales de potasio. Este perfil puede ser registrado en pozos entubados
lo que lo hace muy util en operaciones de terminacion y reacondicionamiento de

pOZzos.

Es también usado para complementar el registro de potencial espontaneo y como
substituto de la curva SP en pozos perforados con lodos salados, vacios o con
lodos base aceite. En todos los casos es bastante Gtil en la ubicacion de capas

arcillosas y en la identificacion de las unidades de flujo.

Los perfiles de Rayos Gamma se calibran en unidades API. En el campo se utiliza
la referencia de calibracion para normalizar cada herramienta al estandar API. En
formaciones sedimentarias generalmente varian en unas pocas unidades API.
Este perfil se presenta normalmente con escala de 0 a 150 o 200 unidades API

segun se requiera. Ver figura 9.
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Figura 9. Ejemplo del registro Gamma Ray.
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Fuente: Autor

3.3.1.2 Principio de funcionamiento. Lo que determina que una formacion emita
radioactividad es la cantidad de Potasio (K) Torio (Th) o Uranio (U) que
contengan. Estos elementos radioactivos emiten 3 tipos diferentes de radiacion
(Particulas Alfa y Beta; y Rayos Gamma). Las particulas Alfa y Beta son de poca
utilidad ya que su penetracion a través de la formacion es limitada debido a su
corto periodo de vida y a su rapida absorcion.

Los Rayos Gamma son ondas electromagnéticas de alta energia emitidas
espontaneamente las cuales son detectadas por el registro. Existen tres clases de
detectores de RG. La camara de ionizacion- El contador Geiger Muller y el
centillometro, este dltimo es el mas usado tanto en el registro GR como en el de

densidad.



3.3.1.3 Equipo. Esta herramienta no necesita una calibracion rigurosa, solo se
hace una medicion en superficie, y esta debe estar entre 20 y 50 Hz, que es la
radiacion natural de la tierra, o se puede calibrar usando elemento de calibracion
de radioactividad natural ya conocida. Antes del trabajo se debe mantener la
herramienta limpia y por ningun motivo deben registrarse medidas de 0 API o

medidas negativas. En la figura 10, se presenta una fotografia de la herramienta.

Figura 10. Fotografia de la herramienta. Tomado de Pts Colombia, (2005).

3.3.1.4 Velocidad de corrida del registro. Las variaciones estadisticas son una
caracteristica inherente a todos los registros nucleares, los cuales nunca repiten
exactamente la medida (pasando dos veces por el mismo intervalo), debido a
pequefias variaciones u oscilaciones alrededor del verdadero valor de respuesta
del registro. Estas oscilaciones son variaciones aleatorias y no representan la
respuesta de la formaciéon. Al leer un registro nuclear, debe efectuarse un
promedio visual sobre 1 a 1.5 m. La Unica excepcién a esta regla es el caso de
una capa de menos de 1 m de espesor, donde se debe leer el valor del pico. El
origen de las variaciones estadisticas esta en la naturaleza aleatoria del proceso

de degradaciéon nuclear. Los pulsos generados en el detector de rayos gamma
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aparecen como una secuencia aleatoria, aunque la diferencia porcentual entre el
namero de pulsos contados en dos intervalos de tiempo iguales sera pequefa si
los intervalos de tiempo son suficientemente grandes. Por esta razon,
generalmente se promedian las lecturas de rayos gamma en un intervalo de
tiempo de 2 seg (correspondiente a un intervalo de 1 pie de pozo cuando la
velocidad del registro es de 1,800 ft/hr 6 9 m/min). Esta combinacién permite una
buena definicion de una capa de 1.3 m de espesor sin necesidad de disminuir
demasiado la velocidad del registro. Si de duplica la velocidad, la definiciébn de
capas no se altera, pero las variaciones estadisticas aumentan en un factor de 2%
=1.414.

3.3.1.5 Factores que afectan la medida:

Peso y tipo del lodo

La densidad del lodo de perforacién (peso del lodo) afecta la sefial debido a que
lodos de alta densidad atentan mas los rayos Gamma. Se debe prestar una
atencion especial a lodos de perforacion con Barita, pues la Barita es muy
eficiente atenuando los rayos Gamma y daréa lecturas andmalas bajas. Hasta aqui
consideramos que el lodo solo atenda los rayos Gamma y no contribuye a estos;
esto aplica para muchos lodos pero no para todos. Los de perforacion con cloruro
de potasio son comunes en la industria. Estos lodos tienen asociada una
radioactividad natural asociada con el K-40. La radiacion de los lodos de
perforacion con KCI contribuye considerablemente a la cantidad total de
radioactividad medida. Esta no seria en realidad un problema significante pues
una mirada al encabezado del registro diria que lodo base KCI fue usado y por
ende debemos esperar medidas de GR un poco mas altos que los usuales. Los
problemas pueden aumentar si el diametro de los pozos cambia, llevando a variar

la cantidad de lodo entre la formacion y el sensor con respecto a la profundidad.
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En zonas derrumbadas de formaciones radioactivas usualmente no se observa
ningun efecto, pues el aumento de diametro reemplaza efectivamente una
formacion radioactiva por un lodo radioactivo. Sin embargo, un significativo
incremento local en el registro puede ser observado en formaciones de muy baja

radioactividad, como algunas evaporitas que han sido socavadas.

Diametro del pozo

El registro de rayos Gamma usualmente se corre centrado en el pozo. En las
zonas donde el diametro es mayor hay mayor cantidad de lodo de perforacion
entre la formacién y el detector resultando en una atenuacion de la radioactividad
registrada. Por lo tanto el registro va a sobrestimar la radioactividad de las

formaciones evaluadas.

Entre mas pesado sea el lodo mayor sera la sobreestimacion del GR el lodo
pesado aumenta la desviacion de los rayos gamma debido a que los choques de
los rayos con los electrones de los atomos de los particulas del lodo (particulas de
aditivos densificantes) son mayores. Los lodos con Barita son un particular
problema pues la Barita es muy eficiente en la absorcién de rayos Gamma. Se
puede corregir este problema si se conoce un registro Caliper y las correcciones
son llevadas a cabo usando graficas de correccion que son suministradas por la
compafia de la herramienta de registro. Cada disefio de herramientas tiene sus
tablas de correccién, las cuales son creadas para un rango de lodos y geometrias
de herramientas. Sin embargo, en la actualidad estas mismas correcciones son

realizadas en tiempo real, “Real Time”, es decir durante la toma del registro.
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3.3.1.6 Aplicaciones del registro:

Determinacion del volumen de arcilla

Debido a que los elementos radioactivos estan generalmente concentrados en los
minerales arcillosos, el registro de GR es muy utilizado en la determinacién de la
arcillosidad o Vsh (fraccion arcilla del volumen total de la roca) en las formaciones
permeables. Basicamente se efectla una interpolacion lineal entre las lecturas de
GR en formaciones limpias y arcillosas o “shales” (como se trata de una

aproximacioén, se aconseja la utilizacién simultanea de otros indicadores):

ICR = GRlog - GRmin Ee.1
= CRmax — CRmin = C.

IGR = es el indice de arcillosidad en la formacion

GRIlog= es la lectura del registro de GR en la zona de interés, en unidades API
GRmin= es la lectura del registro de GR en zonas limpias o carbonatos, en
unidades API

GRmax= es la lectura del registro de GR en lutitas o “shales”, en unidades API

El IGR calculado es después usado con la apropiada correlacién o tabla para
encontrar el volumen de arcilla. Por ejemplo existen correlaciones para estimar el

volumen de arcilla que se presentan a continuacion:

Lineal
VSh=IGR..............cviiiinnn. Ec. 2
Para rocas antiguas o consolidadas:
Vsh =0.33 x (2&CR1) ... Ec. 2b
Para rocas del terciario o no consolidadas:
Vsh = 0.083 x (2&™R_1) ... Ec. 2¢
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Clavier

Vsh=1.7 - (3.38 - (IGR + 0.7)9)*2....... Ec. 2d
Steiber

Vsh=05x% (IGR/(1.5-IGR).............. Ec.2e

En la siguiente grafica de la figura 11 se presentan las tendencias de las diferentes
correlaciones presentadas anteriormente: En la practica se lo multiplica por 100

para expresar la arcillosidad en porcentaje.

Por ejemplo: vsh = 0.20 = 20%.

Figura 11. Vsh vs IGR para cada correlacion. Tomado de Reeve (1999).
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Otras aplicaciones

e Identificar capas permeables e impermeables. El registro de GR es

particularmente util en la identificacibn de capas permeables en casos de

67



presentarse lecturas redondeadas en el SP (capas de muy alta resistividad), o
sin una tendencia (resistividades similares del filtrado y del agua de formacién)

o cuando no puede registrarse la curva de SP (lodos a base de aceite).

Evaluar minerales radiactivos: es util en la deteccion y evaluacion de minerales
radioactivos, como potasio o uranio; también puede ser utilizado en la

definicion de depdsitos de minerales no radioactivos, como carbén.

Para Control de profundidad: Sirve para colocar en profundidad todos los
registros incluidos en la interpretacion, especialmente con el Core-gamma
Corazon-Registro, el registro simultaneo de la curva de GR e identificador de
collares de casing o por sus siglas en ingles CCL (casing collar Locator),
cuando se obtiene los registros a pozo revestido, también permite el
posicionamiento de las cafiones de perforacion (posicionados en pozo
revestido utilizando la referencia del CCL) frente a las capas de interés

identificadas en hueco abierto.

Nos ayuda como indicador de litologia a delimitar el yacimiento mediante la

utilizaciéon de un “cuttof” de Vsh

Correlacion de diferentes pozos para definir el modelo estructural,

Correlacionar registros de hueco abierto y/o hueco revestido.

Para definir el ambiente de depositacion. Algunos materiales son
caracteristicos de ciertos ambientes sedimentarios. La glauconita es un mineral
estrictamente marino que se forma principalmente en lechos continentales.
Este es generalmente usado como un indicador de la columna de agua. Por
otra parte la Bauxita esta restringida a ambientes continentales humedos
calientes y bien drenados. Algunos ambientes reductores que favorecen el

enriguecimiento de Uranio, estdn relacionados con condiciones de agua
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inmovil. Como veremos mas adelante estos materiales estan relacionados con

el Torio, Uranio y Potasio.

e Laforma de la curva ayuda a determinar los cambios en el tamafo de grano, y

los procesos y ambientes sedimentarios.

3.3.2 Registro Gamma Ray espectral. Este registro mide la radioactividad
natural del medio emanada de una formacion dividiéndola en cada una de las
fuentes isotopicas radioactivas. El andlisis de las fuentes de la radioactividad
natural nos da informacion adicional a la probable composicion y a la litologia de
las formaciones. El registro espectral de rayos gamma es denotado comunmente
como SGR.

3.3.2.1 Principios de la medida. Este es un registro que se utiliza para medir la
porcion de la radiacion total que viene de las fuentes de radiacion Potasio-40 (K),
Series de Uranio- Radio (U), y las series de Torio (Th) en cada formacion,
generalmente se corre junto con los registros Neutron y Density. La distribucion de
cada uno de los mayores contribuidores de radiaciéon de una formacién es

diferente.

Las herramientas de los registros SGR utilizan los mismos sensores que son
utilizados en los registros GR. La salida del detector pasa a través de un
analizador multi-canal que calcula la cantidad que viene de la energia asociada
con los mayores picos. Esto se hace mediante la medida del flujo que se hace a
través de 2 ventanas de calibradas alrededor de 1.46 mev para el potasio, 1.76

mev para el Uranio -Radio y 2.62 mev para las series de Torio.

Estas lecturas representan la cantidad de radiacion emitida por cada una de esas

fuentes. La suma de estas energias parciales debe ser igual al total de radiacion
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captada y es llamada SGR. Por otra parte a la suma de los conteos de
radiactividad por Torio y potasio se le denomina (CGR) por sus siglas en ingles

computed gamma ray.

3.3.2.2 Calibracion. La herramienta SGR es calibrada usando 4 fuentes de
composicion bien conocida, cada una conteniendo solamente K-40, U238, Th232 y
el restante una mezcla de cada uno. La calibracion se hace pasando la
herramienta cerca de cada una de las Fuentes y certificando que las diferencias
en observadas estén acordes con lo conocido y la calibracién de la radioactividad
total se hace segun la norma API, que consiste en hacer pasar la herramienta, a
través de dos formaciones artificiales construidas en un pozo superficial cuya

diferencia en radioactividad es igual a 200 unidades API.

3.3.2.3 Presentacion del registro. El formato para reportar los datos del SGR es
mas complejo que para el GR, debido a que contiene mucha mas informacién
detallada. La pista 1 es usada para registrar la suma total de las contribuciones
parciales o SGR asi como es computada la ya mencionada CGR que es la suma
de la contribucion del Torio y del Potasio, dejando sin sumar la contribucién del
Uranio. Las lineas 2 y 3 son usadas para registrar la cantidad de radiacion
calculada asociada con K40, U238 y Th232. En el siguiente ejemplo de la figura
12 se puede ver que el Potasio esta reportado como porcentaje y el Uranio y el

Torio son reportados como partes por millon (ppm).
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Figura 12. Ejemplo de la presentacion de un registro SGR.
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3.3.2.4 Efectos del tipo de lodo. A medida que la densidad del lodo aumenta,

Fuente: Autor

el lodo absorbe los rayos gamma mas eficientemente reduciendo el valor leido.
Esto es tenido en cuenta cuando se hace la correccion por diametro de pozo, que
es dado para cada tipo de lodo. El peor efecto de este tipo se ha visto en el lodo
con Barita. Las herramientas descentradas son menos susceptibles a este tipo de
problema. De igual forma el efecto del KCI sucede como lo habiamos visto para el
GR vy de nuevo las herramientas SGR descentradas so menos susceptibles a este

problema.

3.3.2.5 Aplicaciones del SGR. El registro Gama Ray espectral es una
herramienta de mucha utilidad sobre todo para hacer un andlisis litologico y de
composicion mas detallada, al cual ayuda entre otras por su mejor resolucién
vertical. También es de gran ayuda las relaciones como TH/K, aunque esta

relacion no sea dimensional.
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Discriminacion entre arenas arcillas y otros minerales

En el registro GR algunas arenas limpias podian a veces producir altos valores de
gamma ray que se podian confundir con arcillas. Esas arenas incluyen aquellas
gue contienen feldespatos micas arenas glauconita y otros materiales pesados. La
informacion extra que da esta herramienta (SGR) es util para identificar estas
situaciones y calcular la cantidad particular de materiales radioactivos presentes
Las areniscas radioactivas se ubican en uno de 6 principales grupos, los cuales
son clasificados a continuacién, y pueden ser reconocidos en las dos graficas

siguientes.

e Areniscas arcillosas: Si se conoce minerales arcillosos estas pueden ser
identificadas con las graficas adecuadas para este fin. Estas graficas se

analizaran en el capitulo 4 en la seleccion de litologia.

e Areniscas Arcosas: Estas contienen feldespatos, que tienen un significativo

contenido de potasio, la Relacién TH/K estara por debajo de 1(ppm/%).

e Areniscas micaceas: Estas contienen mica, la cual contienen una
composicion de potasio menor que el feldespato, para estas arenas la relacion
Th/K estard entre 1.5y 2.5.

e Conglomerados: Estos contienen ambos micas y feldespatos y tienen una

relacion Th/K intermedia de 1 a 2.5.
e Arenas con glauconita: la glauconita hace parte del grupo mineral de las

micas, contienen Hierro y Magnesio y Potasio, estas tendran una relacion Th/K

entre 1y 1.5.
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e Areniscas con minerales pesados: Los minerales pesados contienen
generalmente abundante U y Th. Los valores de U y Th son lo abundantes
como para aumentar significativamente las relaciones U/K y TH/K. dando como
valores tipo por encima de 25 ppm/% para Th/K, y mas de 20 para la relacion
U/K .

Se tiene también que para la relacion:
Th/U < 2 origen marino

Th/U >7 Origen continental.

Un mejor indice de arcillosidad se puede encontrar con la siguiente ecuacion:
notese que esta en funcion de CGR que no tiene en cuenta la contribucion del
Uranio, puesto que el indicador de radioactividad por Uranio se manifiesta en
presencia de Dolomitas, estas no son formaciones arcillosas, luego no deben

estar computadas como volumen de arcilla.

IGR _ CGRlog - CGRmin Ee.3
T = e T CCRmin o B

SGR en Carbonatos

En carbonatos, el Torio, usualmente esta ausente porque los iones comunes de
torio son insolubles y el potasio es insignificante. Luego podemos decir que en
formaciones donde se observe bajas cantidades de TH y K se puede decir que
son rocas 100 % carbonatos. Estas rocas pueden generalmente contener Uranio,
el Uranio usualmente indica la presencia de material de origen organico pues los
organismos son extremadamente buenos para concentrar y almacenar uranio.

Como se dijo anteriormente resulta mas preciso no tener en cuenta las

73



contribuciones del indicador de uranio para calcular el indice de arcillosidad puesto
gue un SGR alto no siempre representa arcillosidad, pues ese valor puede estar
dado 100% por el efecto del Uranio que como acabamos de ver esta relacionado

con los carbonatos.

SGR en Areniscas:

e U, puede indicar minerales pesados
e Th, indica contenido de arcilla y minerales pesados

e K, indica micas, arcillas micaceas y feldespato

SGR en Calizas:

e U, Presencia de Fosfatos y materia organica
e Th, indica contenido de arcilla

e K, indica contenido de arcilla y evaporitas

SGR en Shales

e U, indica la presencia de roca fuente de HC
e Th, indica la cantidad de material detritico o el grado de arcillosidad

¢ K, indica tipo de arcilla y mica.

Correlacion entre pozos

Las cenizas volcanicas (intervalos bentdnicos) son consideradas ser depositadas
exactamente al mismo tiempo sobre una gran area. Estas pueden ser usadas para

hacer correlacién entre pozos. Los picos en la sefial de cantidad de torio son la

mayor sefial de correlacion.
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Indicador de fracturas

El Uranio es disuelto en condiciones reductoras. Las sales disueltas del Uranio
pueden después precipitar a lo largo de las fracturas, causando picos locales en el
SGR Sin embargo, los picos locales de Uranio solo indican fracturas su presencia

debe ser chequeada en los registros de imagenes.

Indicador de rocas generadoras

Bajo condiciones de reduccion, el ion (Uo2)2+ forma enlaces complejos con los
componentes organicos como por ejemplo los acidos humicos el cual facilita la
fijacion del Uranio en la materia organico. Los sulfitos de hierro se forman
generalmente en condiciones reductoras y ambientes sedimentarios de baja
energia (como las calizas y Shales), que favorecen la conservacion de la materia

organica y la incorporacion del Uranio.

3.4 REGISTROS ELECTRICOS

3.4.1 Registro de potencial espontaneo SP:

3.4.1.1 Introduccién. La curva de potencial espontaneo o SP (“Spontaneous-
Potential”) representa la diferencia de potencial eléctrico entre un electrodo fijo en
la superficie y otro mévil dentro del pozo y sus unidades son los mili volts (mv). La

escala de SP no tiene un valor cero absoluto; apenas se registran los cambios de

potencial dentro del lodo al pasar la herramienta frente a diferentes capas.
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3.4.1.2 Principio de la medida. Existen 3 requisitos para la generacion de un

potencial espontaneo:

¢ Un fluido conductivo en el pozo (por ejemplo un lodo base agua).

e Una intercalacion de una formacidon porosa y permeable dentro de dos no

permeables.

e Una diferencia en la salinidad entre el fluido del pozo y el fluido de la
formacion, el cual esta conformado por el filtrado de lodo y los fluidos originales
de la formacion en la mayoria de los casos. Se debe notar, sin embargo, que
en algunos casos especiales una corriente de SP puede ser generada cuando
no hay diferencia en la salinidad, pero si una diferencia en la presién de los
fluidos.

El origen del potencial espontaneo tiene 4 diferentes componentes. Estos son
ilustrados por medio de la figura 13. El potencial espontaneo estd compuesto por
la contribucion electroquimicas (Surgen de las interacciones eléctricas de varios
componentes quimicos de las rocas y los fluidos), y electrocinéticas (surgen del

movimiento de los iones en el fluido).
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Figura 13. Principio fisico de la generacién del potencial espontaneo SP. Tomado
de Glover, 2000.
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Componentes electroquimicos:

e El potencial de difusion, Ed: Este potencial existe en la zona de contacto
entre la zona invadida y la zona no invadida y es un resultado directo de la
diferencia de salinidades entre el filtrado de lodo y el fluido de formacion. Esto
genera un flujo de corriente desde la zona invadida hacia la zona no invadida (

de negativo a positivo).

e Potencial de arcilla, Esh: Este potencial existe en la zona de contacto entre la
zona no invadida y la arcilla o la roca impermeable que intercala la zona
permeable. Las arcillas tienen la propiedad que les permite retardar el paso de
aniones (iones de carga negativa) que en este caso seria los iones de cloro.

Esto genera un flujo de corriente desde la zona no invadida hacia la arcilla.
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Componentes electrocinéticos

Potencial en la torta de lodo, Emc: este potencial es producido por el
movimiento de los iones cargados a través de la torta de lodo y la zona
invadida en la formacién permeable. Su magnitud depende de la caida de

presion.

El potencial de la pared de la arcilla Esw: este potencial tiene el mimo
origen que el potencial de la torta de lodo, pero aplica para el flujo de fluidos
desde el pozo hacia la formacion arcillosa. Esto es usualmente muy pequefio

debido a que el flujo en arcillas impermeables es pequefio.

En conclusion la figura 13 muestra un escenario de fondo de pozo en el que el

agua de formacion es mas saldo que el filtrado de lodo. Se combinaran las ya

descritas contribuciones paso a paso y estas podran ser seguidas a lado y lado de

la figura.

Primero asumimos que en el punto A en el pozo tienen un potencial

desconocido con respecto a la superficie Eo.

El potencial Emc induce un flujo de corriente hacia la formacion a través de la
torta de lodo. Por lo tanto en el punto B el potencial sera Eo +Emc y la

corriente fluird desde A hacia B.

El potencial de difusion Ed a través de la interface entre la zona invadida y la
zona no invadida induce una corriente que fluye desde la zona invadida hacia
la zona no invadida. Por lo tanto en el punto C el potencial serd Eo+Emc+Ed y
la corriente fluird desde A hasta C a través de B.
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e El potencial Esh induce una corriente que fluye desde la zona no invadida
hacia la zona de arcilla. ElI potencial en el punto D serd igual a

Eo+Emc+Ed+Esh. La corriente fluird desde A hacia D.

¢ El potencial Esw induce una corriente que fluye hacia la arcilla desde el pozo.
Esta corriente contrarrestara el flujo de corriente generada en los pasos
anteriores. El efecto total en el punto E dentro del pozo hace que la pared de la
arcilla tenga un potencial mas positivo que en el punto A, lo que hara que se

genere un flujo de corriente desde E hacia A cerrando el lazo de corriente.

La grafica de la figura 13 solo esquematiza el caso de fluidos de formacion mas
salados que el filtrado de lodo, si la formacién contiene agua dulce o menos
salada que el filtrado de lodo, la curva del SP deflactara hacia valores mas

positivos enfrente de las zonas permeables.

3.4.1.3 Equipo. No existe herramienta especifica para obtener el registro de SP;
ya que se necesita solamente un electrodo expuesto al lodo, conectado
eléctricamente con el equipo de superficie. Normalmente, el electrodo de SP es el
sensor mas profundo y, por esta razon, es el que define la profundidad de la
herramienta en el pozo. La figura 14 muestra un ejemplo de la disposiciéon de un
electrodo en una herramienta de fondo. Esta herramienta tiene poca resolucion
vertical y es raramente Util en ambientes costa afuera. La simplicidad de la
herramienta la hace ser un servicio econdmico. Para que el registro sea de buena
calidad es necesario que el metal de superficie penetre al menos un metro en la
tierra. Aun asi, no se puede esperar que el registro identifique formaciones

permeables de altura menores a 20 veces el diametro del pozo.
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Figura 14. Electrodo SP. Tomado de Bowen 2003

3.4.1.4 Presentacion del registro. EI SP es graficado en mili voltios en la pista
namero 1, con las deflexiones negativas a la izquierda y las positivas a la derecha.
La figura 15 muestra una presentacion general del registro SP y la figura 16
muestra un registro SP ideal con las tipicas respuestas .en condiciones conocidas.
En el analisis del SP es mejor definir la linea base de Arcillas. Este es el nivel de
SP tipico para las arcillas y puede ser encontrado mediante la comparacion del

registro SP con el registro Gamma Ray.

Figura 15. Presentacion del registro SP.

1 2
DEPTH
e BT 18,
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3.4.1.5 Aplicaciones del registro SP:

El registro de SP puede aplicarse para:

e Localizar los contactos entre capas y correlacionarlos con los otros registros.
e Determinar resistividad del agua de formacion.

e Estimar el espesor de las capas.

e Detectar capas permeables.

e Evaluar la arcillosidad de las capas.

En los intervalos permeables, la curva de SP se separa de la linea-base de lutitas.
El sentido (si es a la derecha o a la izquierda de la linea-base de Iutitas) y la
cantidad de milivoltios de esta separacion depende del contraste entre las
resistividades Rw y Rmf. Generalmente, el valor de Rmf es conocido, por lo tanto
puede usarse el registro de SP para estimar el valor Rw de la resistividad del agua
de formacién; esta caracteristica puede también ser utilizada para la
determinacion del volumen de Iutita o arcillosidad Si las salinidades (por
consecuencia, también las resistividades) del filtrado y del agua de formacion son
de valores aproximadamente iguales, la separacion de la linea-base de lutitas sera
cero o de unos pocos mv, dificultando la interpretacion de la curva de SP para
detectar capas permeables o para estimar el espesor o la arcillosidad de las

capas. Sin embargo, puede indicar que las salinidades son similares.
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Figura 16. Registro ideal de SP. Presentacion del registro SP. Tomado de Glover
(2000).

SP Log
10 mvV
-+
Shale impermeable
hh-""l
Formacidn permeable y
agua de formacicn dulce ____J
L~
Formacion permmeable y l‘
agua de formacion salada t
s E
Formaciine permeable y agua —
de formacidn semi salada -,E_
= @
Shale impermeable e
Formacion no perrneable
/
Arena arcillosa /’
Agua saldada /
Arena limpia U
[ —
=~

Frecuentemente, en zonas permeables, el agua de formacion es mas salada que
el filtrado; la curva de SP se separa de la linea-base de lutitas hacia los valores
mas negativos de SP, generando la ‘SP negativa’. Si el agua de formacion es mas
dulce que el filtrado, la curva de SP se separa de la linea-base de lutitas hacia los
valores mas positivos de SP, generando la ‘SP positiva’. Cuando en formaciones
limpias y permeables la curva de SP no se separa de la linea-base de lutitas,

puede ser que las salinidades del filtrado y del agua de formacién son similares;
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especialmente si existe evidencia de la formacion de retorta (consecuencia de la

invasion).Tomado de (GLOVER, Paul. Petrophysics Msc course Notes. 2000)

En areniscas acuiferas de resistividad baja a moderada con lutita laminada o

“laminated-shale”, puede determinarse la arcillosidad con la siguiente expresion:

Vshen — SPlog - SPmin Ee.4
Shgp = SPmax — SPmin Y s 1 o

Donde

Vshsp = Al volumen de arcilla en fraccion

SPlog = lectura del sp.

SPmin= minimo valor del SP en todo la zona de intercalaciones

SPmax= maximo valor del Sp en toda la zona de intercalaciones

3.4.2 Registro de resistividad:

3.4.2.1 ¢Qué son y que miden?. Los registros de resistividad desde su
creacion en 1927 se han convertido en una herramienta clave para la identificacion
de la saturacion de hidrocarburos en las rocas. La corriente eléctrica solo puede
pasar a través de rocas que contengan agua conductiva. Con excepciones como
el grafito o los sulfuros metélicos las rocas secas son buenos aislantes y estas
raras veces existen. Por lo tanto la resistividad de las formaciones es una cantidad
medible y finita que estd relacionada con el tipo de fluido que contiene la

formacion.

La resistividad de una formacién depende de:

e Laresistividad del agua de formacion.
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e La cantidad de agua presente.

e La geometria de los poros.

El agua de formacion presentard mayor o menor grado de conductividad
dependiendo de la salinidad. A mayor salinidad mayor conductividad, menor

resistividad y viceversa.

La resistencia eléctrica es la capacidad de un material para ofrecer oposicion al
flujo de corriente eléctrica. La ley de Ohm la relaciona con el voltaje y la corriente

de la siguiente forma:

(ohms) = V(voltios) et
r(ohms) = Ilamperios) ™ c.

Por otra parte, la resistividad es la resistencia eléctrica por unidad de volumen
que presenta cierto material al paso de la corriente eléctrica y que representa una
propiedad intrinseca del mismo. En la figura 17 presenta las variables que definen

la resistividad.

A(mt?)

R(ohms.m) = r(ohms) ..Ec6

La resistividad de formacion por lo general varian entre 0.2 a 1000 ohm-m.
Resistividades superiores a 1000 ohm-m son poco comunes en formaciones
permeables pero se observan en formaciones impermeables de muy baja

porosidad como por ejemplo las evaporitas.
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La resistividad de formacion se mide ya sea al mandar la corriente a la formacion y
medir la facilidad con que fluye la electricidad, o al inducir una corriente eléctrica

en la formacion y medir que tan grande es.

Figura 17. Modelo de elemento resistivo. Modificado de Viro consultoria 2007.
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Fuente: Autor

3.4.2.2 Principio de la medida. Para entender el principio de funcionamiento de
las mediciones de resistividad es necesario considerar el caso de en una
formacion homogénea isotropia y de extension infinita donde esta ubicado un
electrodo emisor de corriente A, es circundado por superficies equipotenciales
(voltaje) en forma de esferas. Ver Figura 18.

Si se considera la caida de potencial dV entre dos esferas de radios r y r+dr, con

un electrodo de corriente localizado en un medio infinito. Por ley de ohm, se tiene:
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El signo negativo significa que a medida que aumentan los valores de dr > 0,

disminuye el potencial, V.

Figura 18. Esquema de un electrodo puntual emitiendo una corriente en una
formacion. Modificado de Bendeck, 1982).

TIIY [ ::.......: I

—— -
—
—

Esferas
equipotenciales

E sferas
-\‘dr ——————— equipotenciales

Fuente: Autor

Integrando entre infinito y a se obtiene:

RI [*1 RI

= r =
41 ) r? 4ma

Se hace claro que un dispositivo con una geometria fija, que pueda medir V e |
puede usarse para determinar la resistividad. Los dispositivos que miden
resistividad utilizan corriente continua conmutada o corriente alterna con el fin de

no polarizar los electrodos.
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3.4.2.3 Clasificacion de los registros resistivos. Existen dos clases de

herramientas dependiendo del espaciamiento.

Dispositivos de espaciamiento largo

Registros Eléctricos convencionales

e Dispositivo Normal Largo y corto (SN-LN)

e Dispositivo Lateral

Registro Laterolog y Eléctricos Enfocados

o LL7
e LL3
e LLS8

e Dual Laterolog DLL
e Spherical Focused Log (SFL)

¢ Registros de Induccion

Dispositivos de espaciamiento Corto

e Microlog (ML)

e Microlaterolog (MLL)

e Proximity Log (PL)

e Microspherically Focused log (MSFL)

De acuerdo al tipo del lodo presente en el pozo los registros resistivos se pueden

dividir en los que sirven:
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Para lodos conductivos (Lodos salados o saturados con sal)

e Dispositivo lateral
e Dispositivo normal

e Laterolog

Para lodos No conductivos (Lodos de agua fresca, QOil, aire)

e Dual induction
e Phasor- dual induction tool

e Array Induction tool (ait)

3.4.2.4 Registros convencionales. Estos registros convencionales de
resistividad muchas veces son los Unicos disponibles en muchos pozos antiguos,
por eso es importante conocer su principio de funcionamiento. El dispositivo
Lateral tiene mayor radio de investigacién que el dispositivo Normal. Estas curvas
fueron usadas 1950, y tienen buenos resultados en lodos frescos. La calidad de

los resultados decrece en formaciones duras y en carbonatos.

Dispositivo normal SN/LN

En la figura 19 se estd representado el sistema normal de medicién de
resistividad. En este montaje, la corriente se aplica entre los electrodos A y B, la

diferencia de potencial se mide entre un electrodo de la superficie (N) y un

electrodo en el pozo (M), en una formacion homogénea se cumple:

Vam =——... .o oo oo i e e e e EC 9,
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Figura 19. Esquema del dispositivo normal. Modificado de Schlumberger (1989).

Medidor de
Voltaje

Generador de
corriente

El potencial en el electrodo N, situado en la superficie, causado por A y B lo mismo
que el efecto de B sobre M, se puede ignorar debido a la larga distancia entre los
electrodos de corriente en comparacion con la distancia AM, por lo tanto la

resistividad aparente se obtiene de la ecuacion:

Vmn
Ra = 4ma T R ot I 0

En general, a mayor espaciamiento, mayor es la investigacion en la formacion.

Para los dispositivos normal corto el radio de investigacién es igual a 2 veces el
espaciamiento. La diferencia entre el dispositivo normal largo y el normal corto es
el espaciamiento. Por lo tanto las zonas evaluadas por cada uno son distintas. El

registro SN mide la resistividad de la zona invadida, mientras que el LN mide la
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resistividad verdades si Rm= 1 ohm.m a Temperatura formacién que el tamafio de

la broca sea de 6 a 12 pulg.
Dispositivo lateral normal

En el dispositivo lateral normal que es representado en la figura 20, se pasa un
corriente constante entre A y B, se mide la diferencia de potencial entre My N
localizados en dos superficies equipotenciales, esféricas y concéntricas, que se
centran en A de este modo el voltaje medido es proporcional al gradiente de
potencial medido entre M y N. E | punto de medicién esta en O, a la mitad de la
distancia entre M y N. El espaciamiento de AO es de 8 pies con 8 pulgadas. La

resistividad aparente se puede calcular para esta herramienta como:

Ra = 41t %

a(a+b \Y

b

Donde V es el voltaje medido al interior de la herramienta por un galvanémetro
interno, i es la corriente constante emitida por a y los términos restantes son una
constante de la herramienta que depende de la geometria del montaje de
electrodos y se denomina coeficiente K. Esta curva investiga en un radio de la

formacion mayor que el dispositivo SN equivalente a Rl = la distancia AO.
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Figura 20. Esquema del dispositivo Lateral Normal.Modificado de Schlumberger
1989.
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Fuente: Autor

A continuacion se mostraran ejemplos de curvas de los resultados de las
herramientas convencionales para algunos casos tipicos, haciendo la salvedad de

que estos casos son de formaciones no invadidas.

e Capas mas y menos resistivas que las formaciones adyacentes en

dispositivos normales:

En la figura 21 se muestra este efecto en la curva del dispositivo normal. En la
parte superior se muestra este caso cuando la formacién es mas gruesa que el
espaciamiento H= 10xAM, se debe destacar aqui es que el espesor aparente es
menor que el espesor real de la capa en una cantidad igual al espaciamiento de la

herramienta.
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Figura 21. Dispositivo normal en formaciones mas resistivas.Tomado de Bowen

(2003).
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Figura 22. Dispositivo normal en formaciones menos resistivas. Tomado de
Bowen, 2003

Fuente: Autor



En la parte inferior de la figura 22 se muestra este caso cuando la el espesor de la
formacion es igual a la mitad del espaciamiento, se evidencia aqui un error de la
lectura pues se presenta una lectura de resistividad menor a las formaciones

adyacentes.

En la figura 22 podemos ver la respuesta del dispositivo normal en capas espesas
(arriba) o delgadas (abajo) que son menos resistivas que las formaciones
adyacentes. Las curvas son simétricas y el valor de resistividad est4 acorde con el
esperado pero el espesor de las capas es mayor que el real de la capa en una

medida igual al espaciamiento de AM.

e Capas mas y menos resistivas que las formaciones adyacentes en

dispositivos laterales:

La figura 23 muestra la respuesta del dispositivo lateral en capas mas resistivas
gue las formaciones adyacentes. Debido a que el espaciamiento lateral mas
comun es de 18 pies y 8 pulgadas los casos que se presentan son de
aproximadamente de 190, 28, 9 pies. Todas las curvas son asimétricas. En el caso
de las capas de 120 y de 28 se observa que las lecturas bajas en los 19 pies de la
parte superior de la formacion resistiva y las lecturas de alta resistividad cercana al
limite inferior. En la capa de 190 pie la curva muestra una meseta moderadamente
grande con lecturas cercanas a Rt. Se requieren 50 pies de esa capa para
obtener medidas aceptables sin ser modificadas por formaciones adyacentes. En
la caso de una capa delgada se presenta un pico de resistividad en frente de esta,

seguida de lecturas bajas en la parte baja de la capa.

En la figura 23 b se puede ver la respuesta del dispositivo lateral en capas menos
resistivas que las formaciones circundantes. Las curvas son simétricas y en
ambos casos, la anomalia se extiende por debajo de la capa a una distancia

ligeramente mayor espaciamiento AO.
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Correcciones por efecto de pozo

La resistividad del lodo (RM), del filtrado de lodo (Rmf) y la retorta (Rmc) afectan
estos registros asi como la profundidad de invasién del filtrado de lodo. Por otra

parte, a mayor sea el diametro de pozo mayor es el error.

Las correcciones para las lecturas de la curva normal de 16 pulgadas en capas
delgadas no invadidas estan dadas en los graficos de correccion de las

comparieras contratistas. También existen para zonas invadidas.

Figura 23. Dispositivo lateral en formaciones mas resistivas y menos resistivas.
Tomado de Bowen (2003).
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3.4.2.5 Registros enfocados. Las lecturas de los perfiles convencionales son
afectadas por el pozo y las formaciones adyacentes. Este efecto puede reducirse

al utlizar una familia de herramientas de resistividad que usan corrientes
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enfocadas para controlar la trayectoria de la corriente de medicion. Electrodos

especiales colocados en la sonda, generan estas corrientes enfocadas.

El objetivo de los objetivos enfocados es medir la resistividad verdadera con
buena resolucidn vertical, aun en presencia de lodos conductivos o salados o para
relaciones muy altas de Rt/Rm o en altos contrastes de resistividad en las

formaciones adyacentes.

Se conocen algunas condiciones 6ptimas de esta medida:

e Util en formaciones de alta resistividades

e Esta mas influenciado por la invasion si Rxo > Rt

e Funciona mejor si Rw/Rt > 2.5 y si la relacion Rt/Rm > 50.

e RmM/Rw < 5 Se obtiene asi un revoque de lodo delgado; un diametro de
invasion constante y SP apreciable.

e Esta mas influenciada por la zona mas resistiva

e Funciona mejor en lodos conductivos (base agua salada)

e Espesor de la capa mayor que el ancho de luz.

e Los efectos de capas adyacentes son practicamente eliminados y los de la

columna de loso despreciables.

Principio de enfoque.

El sistema de enfocamiento debe conservar la corriente de medida con la misma
forma manteniendo asi el radio de investigacion. El enfocamiento se obtiene
usando el mismo principio basico. Si dV = 0 entonces no hay flujo de corriente en
la direccion de corriente de dV. La corriente debe fluir en direccién perpendicular a

dVv=0, como se ilustra en la figura 24.
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Figura 24. Principio de enfoque.
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Fuente: Autor

Tipos de herramientas de resistividad enfocada

e LL7 el dispositivo lateral 7 tiene un electrodo Ao que emite una corriente
constante lo A1 y A2 son electrodos compensadores que emiten una corriente
ajustable que produzca el mismo potencial en los pares de electrodos de
monitoreo M1-M2 y M1’-M2’ Como la dV entre los electrodos de monitoreo se
mantiene en cero, ninguna corriente fluye desde Ao al pozo entre los pares de
electrodos monitores, por lo tanto la lo emitida por Ao debe penetrar la
formacion horizontalmente. El radio de investigacion es de unos 10'~3 mt. La

resolucion vertical 32"~ 81cm.

En la figura 25 se muestra la repuesta de la herramienta LL7 en comparacion con
los registros convencionales SN, LN y lateral normal.
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Figura 25. Comparacion de la respuesta de las herramientas convencionales con

la herramienta LL7 Tomado de Schlumberger (1989).
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Las herramientas convencionales dan medidas erradas y la herramienta LL7

muestra un valor cercano de Rt.

e LL3: Una corriente lo (no cte.) influye en el electrodo Ao cuya potencia esta
fia. De Al y A2 fluye una corriente compensadora que es ajustada
automaticamente para mantener A1 y A2 con el mismo potencial de Ao. Esto
hace que la corriente emitida por Ao penetre la formacion horizontalmente. El
radio de investigacion es de unos 15~4.6 mt. La resolucion vertical es de
23"~30 cm.

El haz de corriente io se restringe al area en forma de disco se refiere al area en
forma de disco. Por lo general, el espesor, O1, O2, del haz de corriente es de 12
pulg, mucho mas delgado que el requerido para el instrumento LL7. Como
resultado, la LL3 tiene una mejor resolucion vertical y es mas especifica que la
herramienta LL7. Ademas las influencias del pozo y de la zona invadida fueron

pOCO menores.

e LL8: La medicion a nivel un poco profundo del LL8 se registra con electrodos

pequefios que la sonda doble induccién laterolog. Esta herramienta es
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parecida a la LL7 excepto por tener espaciamientos mas cortos. El espesor del
haz de corriente io es de 14 pulgadas y la distancia entre los electrodos
opuestos es un poco menor a 40 pulgadas. El electrodo de regreso de la
corriente se localiza relativamente a corta distancia de Ao. En esta
configuracioén, el instrumento LL8 muestra un detalle vertical muy agudo y tanto
el pozo como la zona invadida influyen mas sobre las lecturas de este
instrumento que las de las herramientas LL7 y LL3. Es corrido con la
herramienta de DIL, es una medida de investigacion corta. El objetivo es
determinar Ri. El radio de investigacion es de unos 40 pulgadas ~1 mt. La

resolucion vertical es de 14°~34.5 cm.

e Dual Laterolog: el objetivo de todos los instrumentos de resistividad para la
lectura profunda es medir la resistividad real de la formacion, Rt. Se disefiaron
estos instrumentos de tal manera que, hasta donde sea posible, su respuesta
se vea determinada por la resistividad de la formacion virgen (mas alla de la
zona invadida). Por desgracia, ninguna medicién ha sido capaz de eliminar por

completo los efectos de la zona invadida.

Una solucion es medir la resistividad con diferentes arreglos que tengan diferentes
profundidades de investigacion. Las mediciones que responden a tres
profundidades de investigacién elegidas de manera adecuada, se aproximan al

registro de la invasion de una madera que permite determinar Rt.

Para obtener una mayor exactitud en la interpretacién, una combinacion de las

siguientes caracteristicas debe ser requerida:

Los efectos del pozo deben ser minimos y/o corregibles.

v" Las resoluciones verticales de los instrumentos deben ser similares.
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v Las investigaciones radiales deben encontrarse bien distribuidas; esto significa,
gue una lectura debe ser tan profunda como practica, otra sera poco profunda

y una tercera se hara entre ambos extremos.

Esto motivo el desarrollo de la herramienta doblemente enfocada DLL. En la
misma herramienta se encuentran electrodos que emiten corriente pero con
diferente enfoque. En la figura 26 se muestra el enfoque utilizado en el

instrumento laterolog profundo Yy el laterolog somero.

Figura 26. Dual Laterolog DLL. Tomado de Schlumberger (1989).

Fuente: Autor

e Herramienta esféricamente enfocada SFL

Mide la conductividad de la formacién cerca de la cara del pozo. Se utiliza para

evaluar efectos de invasion. Sobre medidas profundas de resistividad. Reemplaza

99



a los SN y LL8. Esta herramienta consiste de un electrodo emisor de corriente, un
electrodo, de retorno de captacion de corriente y electrodos de medida. Se
establecen dos esferas equipotenciales que generan una caida de tension (2.5
mev) como el volumen entre las esferas es la misma, entonces la conductividad de

la formacion se podra establecer al medir la corriente.

Factores ambientales y Formacionales que afectan la medida:

El lodo del pozo y la zona invadida influyen sobre las lecturas del laterolog y del
SFL como a la mayoria de las mediciones de resistividad. Se han preparado
cartas en base a simulaciones matematicas para corregir tales influencias en las
lecturas del registro. Las correcciones siempre se deben hacer en este orden
efecto de pozo, espesor de capa e invasion. Los registros enfocados no pueden
ser corridos en pozos perforados con fluidos de perforacion no conductivos (aire,

gas o lodos base aceite).

e Efecto de pozo: Los registros enfocados se ven afectados por lodos muy

resistivos y diametros de pozo grandes.

e Efectos de espesor de capa: Cuando las capas adyacentes tiene diferente
resistividad que la capa medida, tienden a modificar el flujo de corriente. Esta

influencia depende del espesor de la capa.

e Efectos Groningen y Delaware: El efecto Delaware se produce cuando la
herramienta se aproxima a una capa de resistividad infinita tal como la
anhidrita; en estas condiciones, la herramienta no consigue mantener el
enfoque de la corriente (la cual debe regresar a superficie), con lo cual se
observa un aumento progresivo de la resistividad medida. El efecto desaparece
completamente cuando la capa de resistividad infinita queda por debajo de la

herramienta. Un efecto similar fue observado posteriormente en la curva LLD.
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Se conoce como efecto Groningen, por el nombre del campo de gas en el que
fue observado por primera vez. Se presenta aproximadamente 100 pies debajo
de una formacion resistiva de gran espesor. Como la corriente de medicion y
de compensacion no puede fluir pro la formacion altamente resistiva regresa
por la columna de lodo y crea un potencial negativo en la zona de referencia

nula.

Figura 27. Efecto Delaware. Tomado de Bowen (2003).
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Presentacién y calibracion

Todos los registros enfocados se presentan con escala logaritmica de cuatro
ciclos que generalmente van desde 0.2 hasta 2000 ohm.m ver figura 28. Las
escalas de profundidad son usualmente 1/200, 1/1000 o 1/500. La velocidad
maxima recomendada para hacer este registro es de 80 ft/min. La calibracion se
hace por medio de resistencias de precision que simulan una formacién con una

resistividad conocida.
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Figura 28. Presentacion de registros enfocados pozo colorado 36. Tomado de

Villareal, y Tellez (2008).
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3.4.2.6 Registros de induccion. Los registros de Induccion miden conductividad
de la formacién. La conductividad es relacionada con la resistividad por medio de

la siguiente expresion.

1000
C= —/ i EC 12

Las herramientas de induccidn se desarrollaron para medir resistividades en pozos
de lodos no conductivos. Estos registros son mas efectivos en formaciones de
medias a altas porosidades. Funciona mejor en formaciones de baja resistividad o

Rw/Rmf > 2.5. Esta mas influenciado por la invasion si Rxo < Rt. Esta mas
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influenciada por la zona mas conductora. Funciona mejor en lodos resistivos (base

aceite y agua fresca).

Principio de medida

Estos registros constan en la actualidad poseen muchas bobinas receptoras y
transmisoras, Sin embargo para entender el principio considérese un sistema con
dos bobinas una transmisora y una receptora, a través de la bobina inferior
(transmisora) se hace pasar una corriente alterna de alta frecuencia y de magnitud
conocida. Esta genera un campo magnético que genera otra corriente en un anillo
imaginario de la formacion a evaluar. Esta corriente generada a través de la
formacién induce un campo magnético secundario que se transformara en
corriente en la bobina superior (receptora). Esta corriente en la bobina receptora

es proporcional en magnitud a la conductividad de la formacion. Ver figura 29.

Tipos de herramientas de induccién

A continuacion se presentan algunas de las herramientas que ha desarrollado la

empresa Schlumberger.

6FF40: Ha sido la herramienta mas usada para determinar Rt, Tiene 6 bobinas y
el espaciamiento entre el receptor y transmisor principal es de 40 in.
Generalmente se corre junto con un SFL y un registro de potencial espontaneo.
(SP)

6FF28: Para Pozos de diametro reducido, su diametro es de 2 5/8 in., 6 bobinas

con espaciamiento entre receptor-transmisor de 28 in. Dispositivo Normal de 16"
(SN) y un (SP)
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Dual Induccidn: Incorpora una lectura profunda similar al 6FF40 y una lectura
somera 5FF40 (ILM) o 6FF34 junto con un SFL y un registro de potencial

espontaneo. (SP)

Phasor: Consiste en un arreglo de bobinas que puede ser operado a diferentes

frecuencias.

Figura 29. Principio de la medida del registro de induccion. Tomado de
Schlumberger (1989).
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Presentacién y calibracion

La escala va de 0.2 a 2000 Ohm-m2/m. (Logaritmica) Ver figura 30. La calibracion
se hace con resistencias de precision y debe ser antes y después de la corrida del
registro, las medidas deben ser iguales. Los valores de las resistividades en las
arcillas son muy variables pero rara vez son menores que lohm-m. Registro

inductivo tendra generalmente medidas un poco menores al SFL o SN como
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resultado de la anisotropia. En arcillas, las lecturas del registro de induccién dual

DIL seran ligeramente menores a las leidas en el laterolog.
Anillo de baja resistividad: En formaciones de alta permeabilidad y de bajo valor

de Sw se puede formar un anillo de baja resistividad (Ran) entre la zona lavada

(Rxo0) y la no contaminada.

Figura 30. Presentacion registro de induccion.
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Factores Formacionales que afectan la medida

Efecto de formaciones adyacentes: Cuando la herramienta esta en frente de
una formacién de conductividad C2, la medida de la conductividad en este punto

tendra un aporte de conductividad de las formaciones adyacentes C1 y C3.
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Formaciones muy resistivas: Se genera incertidumbre de mas o menos 2
mohm/m sobre la posicion del cero en las herramientas inductivas, y en
consecuencia la precision es poca cuando las formaciones son muy resistivas.
Para que el error no exceda mas de un 20% la conductividad de las formaciones
debe ser mayor a 10 mohm/m o una resistividad.

Factores ambientales que afectan la medida.

Como es el caso de todas las mediciones de resistividad y la invasion pueden
afectar las lecturas de induccion. Deben corregirse estos efectos en el registro de
induccion antes de poder utilizar estas mediciones. Las herramientas de induccion
fueron disefiladas para minimizar estos efectos y en muchos casos, pueden
ignorarse sin mayores consecuencias. A pesar de todo es aconsejable llevar a
cabo dichas correcciones, y estas deben efectuarse en el siguiente orden efectos

de pozo, espesor de capa e invasion.

Correccion del efecto del pozo: Es posible evaluar las sefiales de conductividad
provenientes del lodo al utilizar factores geométricos. Algunas veces, la sefal
nominal del pozo, basada en el tamafio del pozo, se elimina durante la adquisicion
del registro. Cuando la sefial del pozos considerable, consulte el encabezado del
registro para verificar que dicho procedimiento se llevo a cabo. Esta precaucion.
Se aplica en especial a los instrumentos de induccion media, puesto que el

tamanfo del pozo influye en ellos en gran medida.

Herramientas AIT

Las Herramientas inductivas en arreglo, (AIT), son un conjunto de bobinas que

funcionan bajo el mismo principio de los registros de induccion tradicionales que
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varian en cantidad de bobinas receptoras y trasmisoras y en posicion de estas.
Son herramientas que miden de forma precisa la conductividad de la formacion en
funcion de la profundidad y del radio. Sus aplicaciones son: delineacion del
yacimiento, determinacion de la resistividad verdadera de formacion (Rt), calculo
de Sw, Identificacion de hidrocarburos, encontrar el radio de invasion y hacer

evaluacion de capas delgadas.

Este dispositivo es de tipo inductivo pero cuenta con 8 bobinas receptoras y
balanceadas que se encuentran separadas de la bobina generadora principal,
desde 6 in a 6 ft. Como resultado esta herramienta, muestra la resistividad a 5
distancias, 10, 20, 30, 60 y 90 in. Ver figura 31.

Figura 31. Presentacion de los registros AIT. Tomado de: Schlumberger (2008).
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3.4.2.7 Registros de espaciamiento corto. Los registros de micro resistividad
han sido disefiados para medir la resistividad de la zona lavada (Rx0). Siempre
que la esta no mida mas de 3 0 4 pulgadas. En estas herramientas los electrodos
son ubicaos en unos brazos flexibles que se mantienen presionados contra la
pared del pozo eliminado la mayoria de los efectos del lodo sobre la medida. En

este tipo de registros estan incluidos:

Microlog (ver figura 32)

e Microlaterolog
e Micro esférico enfocado

e Proximity log

Figura 32. Esquema herramienta de espaciamiento corto. Tomado de Petroskills
(2000).
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Los registros de espaciamiento corto son utilizados para el célculo de:

e Radio de invasion.

e Saturacion de agua en la zona lavada (Sxo)
e Saturacion de aceite mévil (Sxo-Sw)

e Permeabilidad.

e Diametro de Pozo.

e Espesores de capas.

Microlog

Estos registros se crearon para la determinacion precisa de capas impermeables a
través de la deteccion de revoque. El patin se empuja contra la pared del pozo a
través de un sistema de brazos mecéanicos para evitar lecturas erradas por efectos
del lodo. La corrida de esta herramienta como la mayoria de herramientas de patin
no debe exceder los 2000 ft/hora o 33 ft/min. Se trata de un dispositivo no-
enfocado que cuenta con 3 electrodos alineados y espaciados 1 in entre si
montados en una almohadilla de goma llena de un fluido. Se hacen 2 mediciones,
una usando el electrodo superior M2 espaciada 2 in esta medicion es llamada
micro-normal, y la otra se hace mediante la relacion de las medidas efectuadas
por ambos electrodos, esta medicion es llamada micro- inversa. La resistividad
del revoque es generalmente mas pequefa que la resistividad de la zona invadida
cercana al pozo. La curva Micro-Normal tiene una profundidad de investigacion
mayor que la micro inversa, es por lo tanto menos influenciada por el revoque y
lee una resistividad mayor produciendo una separacién positiva frente a una

formacion permeable.
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A no ser que:

e Rmc> Rxo
e Lainvasion sea muy somera y Rxo>Rt

e Elrevoque sea delgado en una zona acuifera de alta porosidad.

Micro esférico enfocado

Esta herramienta se construyd con el fin de obtener buenos valores de Rxo sin
depender del tamafio del revoque o la profundidad de la invasion. Una corriente de
medida es enviada a la formacion a través del electrodo Ao. Una fraccion I1de
esta corriente actia como compensadora y retorna al electrodo Al. El
complemento de lo, corriente de medida, retorna a la placa posterior del patin y al

cuerpo de la sonda. Ver figura 33.

Micro enfocado

Esta medida buscaba medir directamente Rxo. Esto se conseguia en la medida en
que se tuvieran altos valores de Rxo/Rmc. Un electrodo pequefio Ao y tres
electrodos concéntricos (M1,M2 Y Al) estan situados en la almohadilla de goma
aplicada contra la pared del pozo. Por el electrodo Ao se emite una corriente lo. A
través del electrodo exterior se envia una corriente ajustada de tal forma que la
diferencia de potencial entre los electrodos monitores sea =0. De esta forma la
corriente no puede fluir de M1 a M2 sino que es forzada a entrar en la formacion.

Ver figura 34.

110



Figura 33. Esquema herramienta micro esférica enfocada. Tomado de Bowen
(2003).
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Figura 34. Esquema del patin de la herramienta micro enfocada. Tomado de
Petroskill (2000).
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En el Microlog entre mas grande sea la relacion Rxo/Rmc mayor sera la tendencia
de la corriente a salir a través del revoque y buscar el lodo. Por esta razén para
altos valores de Rxo/Rmc las lecturas del Microlog seran menos susceptibles a las
variaciones de Rxo. Por contrario toda la corriente del lo del Microlaterolog fluira
hacia la formacién permeable y su lectura dependera del valor de Rxo. La zona no
contaminada no ejerce influencia sobre la medida del Rxo, siempre que la invasion

exceda de 3 a 4 pulgadas.

Proximity log

Esta herramienta también busca medir Rxo. Es similar a la herramienta
Microlaterolog con la diferencia de que es mas grande de 16 in de larga con 6
seccion cuadrada de 6 in de ancho aproximadamente. Por su configuracion los
revoques de isotropicos de % no tienen ningun efecto sobre la medicion. Si la

invasion es somera la Rt influye en lectura de este dispositivo.

Factores que afectan a los registros de Microresisitividad:

¢ Invasion poco profunda. Zonas muy permeables y porosas.

e Un revoque muy grueso oculto por el Caliper.

e Baja porosidad alta resistividad N < 15 %

e La almohadilla no esta en contacto con las paredes del hoyo.

e Lutitas espaciadas en capas porosas.

e La medida de dos pulgadas R” con el Microlog, es afectada apreciablemente y
no se justifica el uso de Rmf.

e La zona lavada tiene poco efecto sobre la medida de 2 in. El registro tiene una
pobre resolucion si el tamafio de la torta de lodo es hmc= 3/8.

e La corriente se concentra en el revoque; fuga en la almohadilla produce una
pobre resolucion.

e Fugas de corriente de la almohadilla, produce una separacién incorrecta.
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e La baja Resistividad se interpreta como una mayor porosidad.

Aplicaciones de los registros micro-resistivos

Estos registros se utilizan para precisar limites de capas, reconocer
cualitativamente capas impermeables. Reconocer el contacto Agua-Aceite.
Identificar fracturas y porosidad vugular, esto indicado por diferencias
considerables en la porosidad aparente sobre corridas sucesivas de la misma
seccién. También se puede estimar la porosidad bajo las siguientes condiciones:
N > 15 %, hmc entre 1/8 a 3/8, 3 < (Rxo/Rmf) < 30.

3.4.2.8 Radio de investigacion de las herramientas resistivas. En la Tabla 13
se presentan los radios de investigacion y la resolucion vertical que tiene las
herramientas resistivas, estas medidas varian en funcion del disefio de cada

herramienta en cada compaifiia.

Tabla 13. Radios de investigacion de las herramientas resistivas. Tomado de
Schlumberger (2000).

. . Radio de Resolucion .
Herramientas| Abreviaturas investigacion vertical Comentarios
Induccién )
Prefunda ILD 40 in 6-8ft
Induccion media ILM 28 in 35 ft La resolucion vertical depende de |a
conductividad de la formacidn
Reqgistro _e_nfocado SFL 8in 18
esférico
Normal corto SN 8-12 in 16 fi
MNormal largo 64in 20in 6 ft
Lateral Normal 18ft Lat 60 in 18 ft
;?L?L?jlgg LLD 60-90 in 14 ft Estos registros requieren de lodos
Laterolog corto LLS 30in 14 & salados para poder funcionar
AlT 10 AT10 10 in 2 ft
AIT 20 AT20 20 in 3ft
AIT 30 AT30 30 in 4 ft
AIT 60 AT40 60 in 5 ft
AIT 90 ATE0 90 in 6 ft

Fuente: Autor
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3.4.2.9 Aplicaciones de los registros resistivos:

Identificacién de zonas de Agua Vs. Zonas de HC

La matriz o los granos en la roca no son conductivos y el HC en la roca es no

conductivo, ademas la capacidad de la roca para transmitir la corriente es funcion

directa del fluido en los poros por lo que en las zonas de HC: La resistividad se

incrementa. Ver figura 35.

Figura 35. Ejemplo de determinacidn de zonas de hidrocarburos.

Fuente: Autor
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Identificacion de contactos agua aceite La disminucion de la resistividad en una

zona permeable puede indicar el contacto agua- aceite ya que el agua es menos

resistiva que el aceite. Ver figura 36.
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Indicador de porosidad y permeabilidad

Rocas con porosidades bajas presenta mayor diametro de invasion, debido a que
el volumen de filtrado no encuentra el espacio suficiente en la roca. Rocas con
buenas porosidades presentan menor diametro de invasion, debido a que la torta
de lodo se forma rapidamente. Los perfiles de invasion se determinan por medio
de las diferencias de resistividades medidas en herramientas de diferente alcance
corridas al mismo tiempo. La separacion entre las curvas de investigacion corta
media y profunda, indican presencia de zonas de mayor permeabilidad porque
hacer notar que diferentes fluidos se encuentran en diferentes radios de roca. Ver

figura 37.

Figura 36. Ejemplo de determinacién de contactos.
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Figura 37. Ejemplo de estimacion cualitativa de la porosidad y de la permeabilidad.
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3.5 REGISTRO POROSIDAD

Xo0D

Fuente: Autor

3.5.1 Registros acusticos:

3.5.1.1 Introduccion. El registro acustico o sénico mide el tiempo de transito de
una onda elastica a través de la formacion. Esta informacion también se puede
obtener, derivandola de la velocidad de las ondas elasticas en la formacion pues
son reciprocas. Su principal uso es proporcionar informacion para calibrar los

datos obtenidos de la sismica y para hacer célculos de porosidad de la formacion.
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Otros usos son enunciados a continuacion:

Proporcionar un registro de velocidades sismicas y tiempo de transito a lo largo
del pozo. Esta informacion puede ser usada para calibrar los datos sismicos.

e Calcular la porosidad.

e Hacer correlaciones estratigraficas.

¢ |dentificar de litologias y facies.

e |dentificar de fracturas.

¢ Identificar sobre-presiones y zonas de alta compactacion.

La herramienta trabaja a mas alta frecuencia que las ondas sismicas, por lo tanto
se debe tener precaucion al hacer una comparacién directa entre los datos del

registro y los datos sismicos.

3.5.1.2 Principio fisico. Tipos de ondas: La herramienta mide el tiempo que
tarda un pulso de sonido (onda elastica) en viajar desde un transmisor hasta un
receptor dispuesto en la misma herramienta. El pulso transmitido es muy corto y
de alta amplitud. Este viaja a través de la roca en diferentes formas mientras se
dispersa (propagacion de la onda) y se atenua (perdida de energia debido a la
absorcion de energia de la formacion). Cuando la energia del sonido llega al
receptor, lo hace a diferentes tiempos en forma de distintos tipos de ondas.
Después de que pasa un tiempo desde la emision la primera onda llega al
receptor, esta es la llamada onda compresional, longitudinal o de presion (onda-
P). Esta es usualmente, la onda mas rapida y tiene una menor amplitud. La
siguiente onda usualmente es la onda transversa o de corte (onda S), esta es mas
lenta, pero usualmente tiene una amplitud mayor. La onda S no se puede
propagar en fluidos, pues los fluidos no se comportan elasticamente bajo la
deformacion de cizalla. Estos son las dos ondas méas importantes, luego vienen las

ondas Rayleigh, las Stoneley y las ondas de lodo. Las dos primeras son
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relacionadas con la energia que se mueve a lo largo de la pared del pozo y la

tltima es una onda de presion que viaja a través del lodo.

Estas pueden ser grandes en amplitud pero siempre llegan al receptor después.
Se generan otras ondas que viajan a través de la herramienta, pero estas pueden
ser evitadas mediante un disefio 6ptimo de la herramienta. Existen herramientas
gue miden tanto las ondas P como las S y algunas miden todo el tren de ondas.
Sin embargo, para un registro sénico simple, lo importante es hacer la medicion de

las ondas P.

Si se conoce el tiempo que demora la onda en ir desde el emisor hasta el receptor,
se conoce el tiempo de transito de la onda pues la distancia entre los sensores es
conocida. En la préactica, el registro sénico no es presentado en tiempo de transito,
pues las herramientas tienen diferentes distancias entre los sensores; el registro
es presentado en tiempo de transito por pie de viaje a través de la formacion que
es llamado =, y es usualmente medido en ps/ft. Se puede hacer la conversion a

velocidad mediante la siguiente ecuacion:

La velocidad de las ondas compresionales dependen de las propiedades elésticas
del medio poroso junto con sus fluidos, luego la lectura del tiempo de transito
dependera de la composicion de la micro estructura de la roca, el tipo y
distribucion de los fluidos en el medio poroso y de la porosidad. La velocidad de
las ondas acusticas en un material es directamente proporcional a su resistencia,

a la vez que el tiempo de transito es directamente proporcional a la densidad:

VG@,MGL ..................... Ec, 14

strength
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La resistencia mecénica de un material esta definida por dos parametros, el
modulo Bula y el médulo de cizalla. EIl primero se refiere hasta qué punto puede
aguantar una deformacion isotropica, mientras que el segundo se refiere hasta
qué punto el material puede aguantar el cizallamiento. La velocidad de las ondas P
se puede definir como:

/ 4
K+§|.l

K
VP = T,pam solidos,VP = 7 para liquidos ... ... ......Ec. 15

3.5.1.3 Equipo.  Primeras herramientas: estas tenian un emisor y un receptor
como lo muestra la figura 38.a. el cuerpo de la herramienta era hecho de caucho
(baja velocidad y material de alta atenuacion) para parar las ondas que viajan a
través de la herramienta hasta el receptor. Estas presentaban dos principales
problemas: las mediciones del tiempo de transito eran mas largas, debido a que la
medida tenia en cuenta el tiempo tomado por las ondas al viajar a través del lodo
es decir el tiempo era igual a A +B +C. El segundo problema era la alteracion de

las ondas debido al &ngulo de refraccion.

Herramientas de doble receptor: Estas herramientas fueron disefiadas con el fin
de eliminar los problemas de las primeras herramientas. Estas disponian de dos
receptores con una distancia entre si, como se ve en la figura 38b. Esto permite
determinar de mejor forma el tiempo de transito, ya que este seria igual a la resta
entre los tiempos de ambos receptores. El problema que surge con esta
herramienta es que necesita que la herramienta esté centrada en el pozo, ya que
las equivalencias entre los tiempos de transito en el lodo cambian de un receptor a

otro.
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Figura 38. Herramientas del registro Sénico. Tomado de Glover (2000).

a) Primeras herramientas b) Herramientas de doble receptor
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Fuente: Autor

Herramienta  acustica compensada: esta herramienta  compensa
automaticamente los problemas con la desalineacion y la variacion de tamafio del
pozo que presentaban las anteriores herramientas. Esta tiene dos transmisores y
cuatro receptores en parejas que se activan independiente mente y de forma
alternada. De esta forma se puede llegar a un valor aproximado del tiempo de
transito haciendo un promedio entre estas dos lecturas.

Herramientas de espaciamiento largo: es conocido que en algunas condiciones

de registro una distancia larga entre el receptor y el emisor pueda ayudar.

La calibracion de estas herramientas se lleva a cabo haciendo pasar la
herramienta enfrente de una muestra de formacién conocida y 100% pura como la

anhidrita o la sal.

3.5.1.4 Presentacion del registro. El tiempo de transito AT es registrado en
microsegundos por pie (us/ft). Usualmente se grafica en una escala lineal de 40 a
140 ps/ft, pues la mayoria de los tiempos de transito reportados por las
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formaciones caen en este intervalo. El registro también puede mostrar el tiempo
de transito integrado (TTI) Este valor es el tiempo de transito medio en
milisegundos reportado mediante banderas en funcion de la profundidad. La
principal ventaja de este registro es que el tiempo de transito entre dos
profundidades puede ser encontrado simplemente contando la cantidad de
banderas y esto es realmente (til cuando se compara ese registro con los datos

sismicos. En la figura 39 se muestra un ejemplo del registro sénico.

3.5.1.5 Radio de investigacion. En teoria la onda refractaria viaja a lo largo de
la pared de la formacion, y de aqui que la profundidad de investigaciones pequeiia
(2.5 a 25 centimetros). Esto no depende del espaciamiento entre el emisor y el
receptor, pero depende de la longitud de onda de la onda elastica, donde entre
mas larga sea la onda mayor sera radio de penetracion. La resolucion vertical
depende del espaciamiento entre los receptores, generalmente este es igual a 2

pies.

Figura 39. Presentacion registro Sonico.
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Tabla 14. Valores de Atma y Atfl para la ecuacion de porosidad. Tomado de
Glover (2000).

Material delta T (us/ft)
Arenisca compactada 566-513
Calizas 47 6-435
Dolomitas 435-385
Anhidnta 50.0
Halita 66.7
Arcilla 170.0 - 60.0
Carbon bituminoso 140 -100
Agua 200000ppm 180.5
Agua 150000ppm 186.0
Agua 100000ppm 192 3
Aceite 238
Metano (15psi) 626
Casing 571

3.5.1.6 Calculo de la porosidad. El registro sénico, generalmente tiene una
repeticion excelente al pasar dos veces por el mismo intervalo, lo que
practicamente elimina la incertidumbre sobre el valor exacto del dt de la formacion.
Sin embargo, para interpretar la lectura de dt en términos de porosidad existen por
lo menos dos ecuaciones de respuesta diferentes, ambas empiricas; esto significa
que existe una incertidumbre sobre la relacion existente entre el dt medido y la

porosidad de la formacion.

Las dos ecuaciones de porosidad son la de Wyllie (1956) y la de Raymer-Hunt:

 Dtypy — Aty

N

VYLl Ec 16
Atlog es el tiempo de transito medido por el registro sonico, en s/ft

122



@; es la porosidad de la formacion
Atfl es el tiempo de transito del fluido contenido.
Atma es el tiempo de transito de la matriz. Ver valores preestablecidos para esta

variable en la Tabla 14.

La ecuacion de Wyllie es valida en las siguientes condiciones:

e Porosidad intergranular uniforme.
e Formaciones acuiferas.
e Formaciones limpias (sin lutitas o “shales”)

e Formaciones compactadas.

1 1-0,)?
=2 4 099 pooq7
Atlog Atfl Ating

3.5.1.7 Factores que afectan la medida del registro:

El efecto del fluido en el tiempo de transito

Para calcular la porosidad correcta, el tiempo de transito en los fluidos debe
conocerse. Las herramientas miden una o dos pulgadas dentro de la formacion;
luego estas leen solo en la zona lavada. El fluido que estara alli presente es el
filtrado de lodo mas una fraccion d aceite residual. En este caso se utiliza un valor

tipico de 189 us/ft para denotar el At ; (agua salda).
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El efecto de la matriz en el tiempo de transito

El tipo de matriz en la cual la onda acustica esta viajando es muy importante. Las
areniscas, las calizas y las dolomitas, todas tienen tiempo de transito diferentes,
estos valores son presentados en la Tabla 7. Sin embargo es raro encontrar
formaciones compuestas de un solo mineral. A veces las impurezas como la
calcita en las areniscas, la anhidrita en las dolomitas, etc. son encontradas, esto
hace que el tiempo de transito de la matriz cambie. La mejor forma de determinar
el tiempo de transito en una matriz es mediante pruebas de laboratorio a

corazones.

Fracturas y vagulos:

La presencia de fracturas y vlgulos en la formacién produce efectos muy
pequefios en el tiempo de transito medido por el registro, por lo que se obtienen
valores de porosidad menores que los reales (se dice que el registro no ve las
fracturas y vagulos). Aprovechando este efecto puede definirse un ‘indicador de
porosidad secundaria’ o SPI (“Secondary-Porosity-Index”) como la diferencia entre

la porosidad densidad-neutron y la porosidad soénico:

SPI = (DDN'(DS... ............... Ec.18

Arcillosidad

Las areniscas que contienen una cantidad apreciable de arcilla tendrdn més altos
tiempos de transito, debido a las diferencias en las velocidades de las particulas
de la arcilla y la matriz. Consecuentemente, la porosidad calculada en arenas
arcillosas es mas alta. Una correccion se debe hacer para obtener un valor mas

razonable. Estas correcciones se hacen por medio del volumen de arcilla que se
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puede calcular como lo vimos anteriormente tanto por medio del registro SP como

del Gamma Ray.

Efectos de areniscas no consolidadas

Estas causan que la sefial tarde mas tiempo en alcanzar la sefial, por consiguiente
los tiempos de transito seran mayores al igual que las porosidades. Existe una
regla del dedo gordo que dice que si la arcilla adyacente muestra valores mayores
gue 100 us/ft se requiere una correccion por compactaciéon. La ecuacion empirica

para areniscas no consolidadas es:

_ AT-ATy 1 AT,
Qs = AT - ATy, X Cp.Cp = g e Ec 19

Doénde:
Cp es el factor de correccion por compactacion

ATsy= tiempo de transito en la arcilla.

3.5.2 Registro de densidad de la formacion:

3.5.2.1 Introduccién. El registro de densidad de la formacién mide la densidad
promedio de la formacién. Se utiliza para calcular un valor de porosidad total de la
formacién. También es util en la determinacion de la litologia, deteccién de zonas
de gas y en el reconocimiento de rocas evaporitas. Los registros de densidad de la
formacion son herramientas de induccién de radiacion. Estas bombardean la
formacion con radiaciéon y miden que tanta radiacion retorna a un sensor de la

herramienta.
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3.5.2.2 Principios fisicos:

El sistema de medida lo componen:

e Una fuente radioactiva: Esta usualmente es cesio-137 o cobalto- 60, y emite
rayos gamma de una energia promedio (entre 0.2- 2Mev).

e Un detector de rango corto: Este detector es muy similar a los detectores
usados en los registros gamma ray y es situado a 7 pulgadas de la fuente.

e Un detector de espaciamiento largo: Este detector es idéntico al anterior

pero es ubicado a 16 pulgadas de la fuente.

Los rayos gamma entran en la formacion y sufren una dispersion de su energia
por la interaccion con los electrones en los a&tomos que componen la formacion.
Esta pérdida de energia se da en una forma mesurada y hace que los rayos
gamma se dispersen en todas las direcciones. Cuando la energia de los rayos
gamma es menor a 0.5 mev estas tienden a sufrir una absorcion fotoeléctrica por
la atraccién con los atomos. El flujo de rayos gamma que alcanzan los dos
receptores es por lo tanto atenuado por la formacion, y la magnitud de la

atenuacion depende de la densidad de electrones de la formacion.

¢ Una formacién con una alta densidad promedio, tiene una alta densidad de
electrones. Esto atenuara los rayos gamma significativamente y entonces se
registrard un flujo bajo en los receptores.

e Una formacién con baja densidad promedio, tendra una baja densidad de
electrones. Esto atenuara los rayos gamma en menor cantidad y se registrara

un mayor flujo en los receptores.
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La densidad de electrones en la formacion es descrita por un parametro llamado
densidad de numero de electrones ne, Para una sustancia pura el ne es
directamente relacionada con la densidad promedio y se puede derivar una

relacion de la siguiente forma:

e El nimero de atomos en una mol de un material es igual al nimero de
Avogadro N=6.02x10%3

e El numero de electrones en una mol de un material es igual a N x Z donde Z es
el numero atémico del material.

e Dado que el numero de masa atomica es el peso de una mol de sustancia, el
namero de electrones por gramo seria NxZ /A.

e Sin embargo, se requiere el nimero de electrones por unidad de volumen, y se
puede obtener multiplicando por la densidad promedio de la sustancia !'b. De

aqui que ne es igual a:

N.Z

y bQ) of /Y Sf oA |

ne =

Donde:

ne = la densidad del numero de electrones en una sustancia. (Electrones /cm?)
N = namero de Avogadro.

Z= numero atomico.

A= peso atomico

Pp= densidad promedio de un material.

Asi, el flujo de rayos gama depende ne, que a la vez esta relacionada con la
densidad promedio de un material por medio de la ecuacion 2.12. La densidad de
promedio de una formacién depende de los minerales sélidos de las que esta
compuesta, de su porosidad y de la densidad de los fluidos que llenan sus

espacios porosos. Esto muestra por qué los registros de densidad de la formacién
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se usan para la determinacion de la porosidad, deteccion de fluidos de baja

densidad y para la identificacion litoldgica.

3.5.2.3 Equipo. Un emisor de radiacion y un detector es lo que compone una
herramienta simple de medida de densidad. Las primeras herramientas tenian solo
un detector, que era presionado contra la formacion mediante un brazo de tipo
muelle que tenia la herramienta en un costado de la misma. Desafortunadamente,
este tipo de herramienta era extremamente imprecisa debido a que no era capaz
de compensar los efectos de la diferencia de espesores y de densidades de la
torta de lodo, a través de la cual los rayos gama tenian que pasar. Todas las
nuevas herramientas tienen dos detectores con el fin de compensar el problema
de la torta de lodo. Estas herramientas tienen una fuente de emisién enfocada y
dos detectores a 7 y a 16 pulgadas de distancia. También tiene un mecanismo que
hace que la herramienta quede permanezca presionada a la formacién con una
fuerza de aproximadamente 800 libras. Ademas de esto los detectores y la fuente
estan protegidos por unas aspas que hacen un efecto de arado sobre la torta de
lodo de manera tal que la misma herramienta remueve la torta de lodo a medida
gue es arrastrada en contra de la formacion haciendo que los sensores estén en
contacto real con la formacion. Un esquema de esta herramienta se puede

observar en la figura 40.

Figura 40. Esquema de la herramienta de densidad de la formacion. Tomado de
Glover (2000).
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La radioactividad natural de la formacion confunden las medidas de esta
herramienta, por esta razon se dispone en la misma sarta un registro de rayos

gamma para remover este efecto de la medida.

3.5.2.4 Presentacion del registro. El registro de densidad de la formacién
(RHOB) es graficado por lo general en las pistas dos o tres de un registro API
estandar. Si se tienen el registro de la compensacién automatica por efectos de
lodo también es incluida en el grafico (DRHO). Un ejemplo de la presentacion de

estos dos registros se puede ver en la figura 41.

Figura 41. Presentacion del registro de densidad. Tomado de Glover (2000).
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La curva DRHO se usa como una curva de control de calidad, si la correccion es
mayor o menor a +0.15 g/cm3, los datos de la curva principal no seran confiables.
Como el registro de densidad de formacion se suele usar para estimar una
porosidad, esta pseudo-porosidad puede ser mostrada en el gréafico junto con la
curva de densidad y de correccion. Se dice que es una pseudos-porosidad porque
para calcularla se debe asumir un valor de densidad de la matriz y fluido
(generalmente 2.65 y 1.1 respectivamente) constantes para todo el intervalo
registrado. También se debe tener en cuenta el registro de la tensién pues como la
herramienta del registro de densidad se corre muy en contacto con la cara el pozo
tiende a bloquearse o atraparse como resultado de arado del lodo por parte de las
aspas de la herramienta. Este registro se corre junto con el registro neutrén para

mejorar la interpretacion.

3.5.2.5 Radio de investigacion. La profundidad de investigacion de esta
herramienta es muy somera. Para las herramientas de Schlumberger FDC el 90%
de las respuestas vienen de las primeras 5 pulgadas de la pared del pozo para
una formacién de 35% de porosidad. Para formaciones de densidad mayor el radio
de investigacion es menor (4 pulgadas). El radio de investigacibn somero que
tienen estas herramientas las hacen ser muy sensibles a la calidad de la cara del
fondo del pozo y es necesario interpretar estas curvas de la mano de la curva
Caliper para asi asegurase de que los valores medidos no son un producto de las
malas condiciones del pozo. El radio de investigacion somero también implica que
en las formaciones porosas y permeables donde se aplica su principal uso, que
estas herramientas solo midan en la zona invadida. Esto se debe tener en cuenta
a la hora de seleccionar la densidad el fluido contenido en el medio poroso, que
sera el filtrado de lodo més una pequefa cantidad de aceite residual. Esto hace
gue el registro presente poca utilidad a la hora de diferenciar entre aceite y agua.
Sin embargo, el gas puede ser detectado debido a su gran diferencia de

densidades con respecto al aceite y al agua. Y porque la invasion del filtrado de
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lodo en zonas de gas nunca es completa y siempre deja una cantidad

considerable de gas en la zona invadida.

3.5.2.6 Resolucion vertical. La resolucion vertical de una herramienta de
densidad a una velocidad normal de 1300ft/hr es alrededor de 10 pulgadas y es
definida por la distancia entre los detectores y la velocidad de toma del registro.
Por esto es que siempre las resoluciones verticales se pueden mejorar
disminuyendo las velocidades del registro. Recordemos que la resolucién vertical
define la capacidad del registro para definir los limites entre las formaciones.

3.5.2.7 Factores que afectan la medida. EI registro es corrido de forma no
centrada en el pozo y por lo tanto es sensible a cambios abruptos de diametro del
pozo donde los sensores o el emisor quedan fuera de contacto con la cara del
pozo. En este caso las medidas pueden ser erréneas por la pérdida de radiacion a
lo largo de la seccion de lodo que queda entre los sensores y la cara del pozo de
geometria severa. Esta sensibilidad a los diametros de pozo es empeorada por el
corto radio de investigacion de la herramienta. Por esta razon el registro Caliper se
debe corregir junto a este registro, para que a la hora de la interpretacion sirva de
para juzgar la calidad de las mediciones. El tipo de lodo también afecta las
lecturas, si el lodo es denso (usualmente se logra esto adicionando barita) este
actla como absorbedor de los rayos gamma y afectara las medidas. La torta de
lodo tiene un efecto muy significativo en las medidas de este registro, por esta
razon se genera otra curva de compensacion a este efecto llamada DROH. Si el
valor de DROH es mayor a 0.15 o menor a -0.15 g/cm? las medidas de densidad

son erroneas por efectos de la torta de lodo.

3.5.2.8 Usos del registro de densidad de la formacién. El principal uso del
registro de densidad de la formacion es determinar la porosidad. También tiene

otros usos, los principales son la identificacion de zonas de gas Yy la identificacion
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de minerales. La combinacién del registro de densidad con el registro neutrén es
la mejor forma de determinar la litologia en el fondo de pozo, esto lo veremos en el

reporte 3 cuando se esté analizando la metodologia de evaluacion petrofisica.

Calculo de la Porosidad:

La porosidad @ de una formacion puede obtenerse de la densidad de la formacion
si se conoce la densidad de la matriz y de los fluidos que estan contenidos en el
medio poroso. La densidad media de la formacién Pb puede escribirse como una
contribucién lineal de la densidad de la matriz Pma y del fluido Pfl con sus

respectivas proporciones:

Pblog =OxPgy+ (1- CD) XPmae oo Ec 21

Despejando la porosidad nos queda que:

Pblog — Pma
@ = ﬁ veeer e e EC 22
Donde:
Pblog es la densidad de la formacion, en gr/cc
@ = es la porosidad de la formacion, 0 <@ < 1
Pfl = es la densidad del fluido que se encuentre en la roca en este caso sera el
filtrado en la zona investigada por el registro (Amf H 1.1 gr/cc)
Pbma= es la densidad de la matriz limpia, en gr/cc (2.65 gr/cc < Abma < 2.87

gr/cc).
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Las densidades de los fluidos son obtenidas de las muestras de las pruebas de
formacion, pero se suelen usar valores de 1.1 g/ para la densidad del agua salada
y 1.0 g/cm3 para el agua fresca. Si la formacion contiene hidrocarburos la

densidad del fluido se puede corregir por medio de la siguiente ecuacion.

P 1= SuoXPrm + (1= Sy0) X Pheeeeeeneeeeieieeeaaaennn, Ec 23
Doénde:
Sxo Es la saturacién del filtrado de lodo en la zona invadida.
Phc es la densidad del hidrocarburo contenido en
Pmf es la densidad del filtrado de lodo

Pfl es la densidad total del fluido

El valor de la densidad d matriz de pende de la litologia de la formacion a analizar,
para areniscas la densidad del cuarzo es 2.65 g/cm3 y para calizas, la densidad de
la calcita es 2.71 g/cm3. Las arcillas tienen diferentes densidades de grano.
Generalmente los datos de corazones son utilizados para determinar la densidad
de la matriz para los intervalos acorazonados. La Tabla 15 presenta los valores

de densidad de matriz para las los minerales conocidos.

Tabla 15. Valores de densidad de grano para minerales conocidos. Tomado de
Bowen (2003).

Mineral | Densidad g/cm?®
Cuarzo 2.65
Calcita 2.7
Dolomita 287
Biotita 29
Clorita 2.8
lita 2 66
Caolinita 2594
Moscovita 283

Fuente: Autor
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La porosidad puede ser errénea si la densidad del fluido es menospreciada. El
fluido que esta en la zona de medicién de la herramienta es generalmente el
filtrado de lodo. La densidad de este varia de acuerdo a su salinidad de 1 a 1.1
g/lcm® sin embargo esta puede cambiar de acuerdo a la temperatura y la
composicién. Se debe tener en cuenta la variacion de la densidad tanto por
temperatura como por presion. Si en la formacion existe gas, las porosidades
pueden ser sobreestimadas. La densidad de los gases es menor (0.0001 g/cm3)
comparada con los fluidos acuosos. Si la cantidad de gas es significativa, cierta
cantidad se quedara en la zona cercana del pozo a pesar de la invasion. Este gas
hara que se reduzca en gran medida la medida de la densidad de la formacién. La
densidad del aceite es menor (aproximadamente 0.7g/cm3) que la de los fluidos
acuosos. Pero la presencia de este no causa problemas en el calculo de la
porosidad. La densidad de la arcilla varia en un rango amplio si esta presente en la
formacion como una porcion de la litologia (como en las arenas arcillosas) se
puede hacer célculos de porosidad erroneos. Para corregir esto se debe hacer

correccion por el volumen de arcilla contenido.

Impedancia acustica

Mediante la combinacion del registré de densidad con el registro sénico se puede
calcular la impedancia acustica en funcion de la profundidad de un pozo. Con esto
se pueden generar sismogramas sintéticos para como ayuda en la interpretacion

sismica.

Identificacidn de litologias

Cuando se usa solo, el registro de densidad no es una buena herramienta para
identificar la mayoria de las litologias. Esto se debe a que la mayoria de las rocas

tiene un intervalo de densidades grandes resultado de su variada composicion

mineralogica y sus porosidades variables. Por ejemplo la densidad de las arcillas
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varia de 1.8 a 2.8 g/cm3 y la densidad tanto de las areniscas dolomitas y calizas
cae también en ese intervalo. Cuando este registro se combina con el registro
neutron es una muy buena herramienta para el calculo de la litologia, esto lo

estudiaremos en el capitulo 4.

Sobrepresion

La sobrepresion de los fluidos trabaja en contra de cualquier compactacion
causada por el overburden. De aqui que las zonas que estan sobre presionadas
van a tener una mayor porosidad que las zonas normalmente presionadas. Esto
se puede notar cuando se da un cambio en la tendencia normal a aumentar la

densidad en funcion de la profundidad en una zona de la misma litologia.

3.5.3 Registro de lito-densidad:

3.5.3.1 Introduccidén. Este registro es una nueva forma del registro de densidad
de la formacién con caracteristicas agregadas. Al igual que el registro de densidad
de la formacion este registro cuenta con un emisor y dos receptores pero estos
receptores son en este caso mas eficientes, ya que pueden medir dos tipos de
rayos Gamma: los de alta energia ( 0.25 a 0.662 MeV) y los de baja energia (0 a
0.4 Mev).

Los rayos gama fuertes son aquellos que sufren la dispersion fotoeléctrica. La
cantidad de estos rayos que tiene la fuerza para llegar de nuevo a los receptores
es usada de modo convencional para determinar la densidad de la formacién
como lo vimos en la seccidn anterior. Este valor es mas preciso que el encontrado
por la herramienta convencional de densidad, pues los rayos gamma fuertes son
menos propensos a la atenuacion por efectos de lodo. Los rayos gamma suaves

son aquellos que sufren la absorcion fotoeléctrica. Este efecto puede ser usado

135



para encontrar un parametro que sea dependiente del nimero atémico de la

formacion y es muy util en la determinacion litolégica.

3.5.3.2 Principios fisicos:

Absorcién fotoeléctrica

La figura 42 muestra el espectro de los rayos gamma a medida que ellos son
emitidos por la fuente y después de viajar varias distancias a través de la roca. En
la fuente de radiacién todos los rayos gamma tienen una energia bien definida de
0.662 MeV, representada por la curva A en la figura 42, después de viajar a través
de la formacion los rayos pierden energia y este pico se mueve hacia zonas de
mas baja energia. Cada rayo Gamma sufre un namero diferente de colisiones que
depende de la casualidad, lo que los hace perder diferentes cantidades de

energia.

La curva B representa el espectro de energia tiempo después cuando los rayos
han recorrido una distancia menor que la que recorrieron los rayos representados

por la curva C.

Figura 42. Distribucién de los rayos gamma después de la emision.
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Fuente: Tomado de Glover (2000).
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Cierta parte de los rayos gamma mas dispersos tienen energias de 0.2 Mev. Una
vez estan por debajo de ese nivel los rayos gamma pueden ser completamente
absorbidos por los atomos en la roca, esto depende de si encuentra un electron
con las condiciones correctas. Esto es llamado absorcion fotoeléctrica y es
completamente diferente a la dispersion. La curva D muestra la energia de los
rayos gamma después de que estos han viajado otro incremento de distancia a
través de la roca y donde algunos rayos Gamma han disminuido su energia hasta
el nivel donde han sido absorbidos. La curva E finalmente representa la
distribucion de energia de los rayos gamma tal como es detectada por la

herramienta se debe notar que solo se conserva las energias mayores.

indice especifico de absorcién fotoeléctrica

La probabilidad de que los rayos gamma sean absorbidos por el proceso de la
absorcion fotoeléctrica depende de las caracteristicas de la seccion transversal del

proceso o superficie de choque. Esta medida se denota en barns, 1 barn = 1-2
cm.2 El indice de absorcion fotoeléctrica es definido con la relacién:

Pe = Y I o/

Doénde:

Pe es el indice de absorcion fotoeléctrica.

o. es la superficie de choque

Z es el numero atémico

K es un coeficiente que depende de la energia en la cual la absorcion fotoeléctrica

es observada.
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El indice de absorcion fotoeléctrica Pe describe la probabilidad de que un rayo
gamma sea absorbido fotoeléctricamente por electron de atomos que componen
un material. Dado que la superficie de choque y el coeficiente K dependen de la
energia, estas dos dependencias de la energia se cancelan entre si en la ecuacion
4.16 y hacen que el Pe sea independiente de la energia. El Pe se puede

aproximar por la siguiente relacion empirica:

Pe = (%)36 e EC 25

Los valores mas comunes son presentados en la Tabla 16.
indice volumétrico de absorcion fotoeléctrica

Este parametro denotado por la letra U describe la probabilidad de que los rayos
gamma sean fotoeléctricamente absorbidos por unidad de volumen de un material.

Este puede ser escrito en términos del Pe como:

3.5.3.3 Equipo. La herramienta es fisicamente muy similar a la herramienta de
densidad de la formacién. Esta tiene receptores mejorados y la distancia entre
estos dos ha sido disminuida. Esto hace que la herramienta tenga una mayor

resolucion vertical. La precision de esta herramienta ha mejorado en 0.1g/cmé.
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Tabla 16. Valores de Pe y U para minerales conocidos.

Mineral Pe U
Anhidrita 5.05 14.93
Barita 266.82 1070
Biotita 6.3 21.03
Calcita 5.08 13.77
Dolomita 3.14 9.00
Glauconita 286 7.51
Halita 4169 9.68
Pirita 16.97 82.1
Cuarzo 1.806 479
Arcilla 342
Arena arcillosa 2.7 6.52
Agua pura 0.358 0.396
Agua salada 0.807 085
Aceite 0.119 0.136 x poll
Metano 0095 0.119x pgas

Fuente: Tomado de Glover (2000).

3.5.3.4 Presentacion del registro. El registro es comunmente llamado el registro
del factor fotoeléctrico (PEF). Este se presenta en la pista 2 o 3 de un set de
registros junto con la curva Neutron y densidad de la formacion. Las escalas
pueden ser de 0 a 10 o de 0 a 15 o 20 barn/electron. La figura 43 muestra un

ejemplo de este registro.

3.5.3.5 Radio de investigaciéon. Este registro tiene una profundidad de
investigacion de 50 a 60 cm. La resolucion vertical es de alrededor 50 a 60 cm que
es un poco mejor al registro de densidad convencional. Sin embargo esta puede

ser mejorada mediante la disminucién en la velocidad del registro.
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Figura 43. Ejemplo del registro PEF.

z

:
i

3.5.3.6 Factores que afectan la medida. Numero atomico promedio de la matriz:

RHOZ (EC3

PEFZ (B/E

Fuente: Autor

El registro PEF es principalmente controlado por el nimero atémico promedio de
la matriz. (Ecuacién 4.17); de aqui que se pueden sacar las siguientes
conclusiones: los valores altos de Z produciran valores altos de Pe. Si hay picos
aislados de Pe, esto puede indicar depoésitos aislados de minerales pesados,
especialmente aquellos que contienen hierro o depdsitos de uranio y torio. Esto
también puede indicar la presencia de rocas igneas o metamorficas. Si el Pe es
bajo el nimero atdomico serad bajo. Fluidos de formacién: La porosidad y la
saturacion de fluidos de las rocas varian y por esto esperariamos que las medidas
de Pe y U puedan también cambiar en funcién de la variacion de la porosidad y de
la saturacion de fluidos, como lo hacen muchos otros registros. Sin embargo la

influencia de los fluidos sobre estos registros PE y U es despreciable, la Unica
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excepcion es quizas el caso del agua salada altamente saturada que puede tener

un valor significativo de PE.

Calidad del pozo: El registro de lito-densidad sufre los mismos problemas que
sufre el registro de densidad convencional debido a la configuracion similar de la

herramienta (generador y receptores pegados a la pared del pozo).

Tipo de lodo: La herramienta puede ser utilizada en cualquier tipo de lodo
excepto aquellos que contengan barita. La Tabla 16 muestra que el PE de la barita
es 267 barn/electrén, muy alto comparado con los valores de menos de 6 b/e de la
mayoria de las mas comunes litofacies. Como ya lo dijimos la barita es un
absorbedor de rayos gama muy eficiente, luego esta herramienta no se puede

correr en un pozo con este tipo de lodo.

3.5.3.7 Usos del registro PEF:

Determinacion de la litologia

El PEF es una de las dos aproximaciones mas Utiles para la determinacion de la
litologia. Esto se debe a que la herramienta es solo sensible al nimero atémico
promedio de la formacion y al mismo tiempo es insensible a los cambios de

porosidad y saturacion de fluidos en la roca.

La figura 44 muestra la respuesta del registro PEF para litologias comunes. Se
debe notar que hay dos tipos de litologias que no pueden ser distinguidas por el
registro Gamma ray facilmente estas son areniscas limpias y calizas limpias. Con
el registro PEF estas dos litologias si se pueden diferenciar. También se puede

notar en la figura 44 que las calizas y las anhidritas no se pueden distinguir con el
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PEF. Sin embargo la anhidrita siempre mostrara con poca o ninguna porosidad en
el registro Neutron y tendra siempre un densidad mayor a 2.9 g/cm3, mientras que
las calizas tendran una densidad de 2.71 g/cm3.

Figura 44. Registro PEF en litologias conocidas.
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Fuente: Tomado de Glover (2000).

Deteccién de minerales pesados y correlacién entre pozos:

Los minerales pesados tienen un particularmente alto valor de PEF y U y esto
puede ser usado para reconocerlos en los registros. Por ejemplo la siderita es
frecuentemente encontrada en intercalaciones densas de arcillas y tanto en
calizas como en dolomitas. Estas intercalaciones generan picos en la lectura del
registro de densidad que pueden caer en la variacion general debido a la variacion

de la porosidad. Sin embargo el registro PEF como ya lo vimos no es sensible a la
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porosidad. En este caso el PEF reportara un pico diferente a la tendencia
adyacente. Existen muchos minerales pesados que se pueden identificar en
pequefias cantidades con los registros PEF y U. Los mas comunes son la siderita,
la hematina, pirita, glaucomita entre otras. Al presentarse estos mismos picos en
diferentes pozos se puede pensar en una continuidad del segmento de mineral

pesado, y podria ayudar en la correlacion litolégica entre pozos.

Fracturas:

La mayoria de los fluidos de perforacion tienen un bajo PEF. Cuando esta
informacion es combinada con el hecho de que la herramienta es corrida de
manera tal que esta quede en contacto con la formacién se puede ver que muchos
tipos de lodo no afectan la medida. La excepcion es la barita, esta tiene un enorme
PEF y enmascarara las mediciones del registro. Algunas personas han utilizado
esto para detectar fracturas. Cuando hay fracturas lodo con barita entrara en ellas
y el PEF registrado sera grande. Aunque esto no se da en la practica, pues correr
esta herramienta en un pozo de lodo con barita seria solo para ese fin, pues para
otros efectos las medidas seria invalidas. En este caso se prefiere utilizar los

registros de imagenes.

3.5.4 Registro Neutron:

3.5.4.1 Introduccién. El registro neutrén es principalmente sensitivo a los atomos
de hidrogeno en una formacion. Su principal uso es la determinacion de la
porosidad de la formacion. La herramienta opera bombardeando a la formacion
con neutrones de alta energia; estos neutrones sufren dispersion en la formacion,
perdiendo energia y produciendo rayos gamma de alta energia; las reacciones de

dispersion ocurren de forma mas eficiente en los a4tomos de hidrogeno. Los
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neutrones resultantes de baja energia y los rayos gamma pueden ser detectados y
la cantidad que se perciba dependerd de la cantidad de hidrégenos en la
formacion. En formaciones con gran cantidad de atomos hidrégenos los neutrones
son desacelerados y absorbidos muy rapido en una pequefia distancia. La
cantidad de neutrones y de rayos gamma que se perciban sera poca en rocas

porosas, pero sera alta en formaciones poco porosas.

3.5.4.2 Principio fisico. En el registro neutron existen tres procesos de interés la

emision de neutrones, la dispersiéon de neutrones y la absorciéon de neutrones.

Emisién de neutrones

Las herramientas del registro neutron emiten neutrones de alta energia (4.5 Mev)
por medio de una fuente radioactiva. Estos se mueven muy rapido y su energia es
relacionada con su velocidad y son llamados neutrones rapidos. Las fuentes de
radioactividad de estos registros son una mezcla de dos elementos: una fuente de
radiacion alpha y como el radio plutonio americio y una fuente de berilio-9. Las
particulas alfa de las fuentes de radiacion alpha interactian con el berilio-9 en una
reaccion atomica y producen carbono-12, neutrén de alta velocidad y rayos

gamma.

Dispersion de los neutrones

Los neutrones de alta velocidad interactdan con los nucleos de los atomos en la
formacion. La interaccion es por medio de una dispersion elastica que se da entre
los neutrones de carga neutra y los neutrones estacionarios de carga positiva que
se encuentran en el ndcleo. Encada colision los neutrones pierden energia y los
atomos de la formacién ganan energia. Estas colisiones ocurren en los nucleos de
todos los elementos. Sin embargo esta transferencia de energia es mas eficiente

cuando las masas de los neutrones y de los nucleos son las mismas y son mucho
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mas ineficientes cuando el ndcleo es mas masivo que los neutrones tienen
aproximadamente la misma masa que los nucleos de hidrogeno que es a la vez, el
elemento mas liviano. Luego los electrones pierden energia de forma mas

eficiente con los nucleos de hidrogeno.

Absorcién de neutrones

Los neutrones que inicialmente eran rapidos (>0.5Mev), rapidamente pierden su
energia y empiezan a ser mas lentos pasando por etapas llamadas neutrones
intermedios (100 a 100000 ev), neutrones epitermales (0.1 a 100 ev) y finalmente
los neutrones térmicos (<0.1 ev). En los materiales solidos que contienen una
razonable cantidad de elementos de baja masa atémica este proceso puede ser
rapido del orden de los microsegundos. Cuando los neutrones alcanzan energias
epitermales y termales, las colisiones ocurren con menos frecuencia, debido a que
estos se estan moviendo mas lentamente. Durante este proceso los neutrones son
absorbidos por los nucleos de la formacion. Los neutrones termales y alguna
porcion de los epitermales pueden ser absorbidos por los nucleos de los d&tomos
de la formacion. La eficiencia de la absorcion varia de un elemento a otro. Los
anicos elementos que pueden presentar un comportamiento significativo de
absorcion y que existen en porciones considerables en las formaciones son el

hidrogeno y el cloro.

indice de hidrégeno

Se puede definir una concentracion parcial de hidrogeno por unidad de masa de
un material dividiendo la masa de los a&tomos de hidrogeno en la masa de todos
los atomos.

NpAp

Chmasa = m .......................... EC 27
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El indice de hidrogeno de un material se define como la concentracién parcial de
hidrogenos por unidad de volumen relativa al agua. Luego si el indice de
hidrogeno es de agua es limitado por definicion a ser igual a 1 el agua tiene una
concentracién parcial de hidrogeno por unidad de volumen de 1/9, luego el indice
de hidrogeno de una materia es igual a:

H] = 9npAp
Yinidi+nh Ah’

pb ....... Ec 28

Dénde:

Ah es la masa atémica del hidrogeno en el material.

Ai es la masa atomica de los demas elementos

nh es el nimero de atomos de hidrogeno en una molécula del material.

ni es el numero de atomos de los demas elementos en una molécula de un
materia.

Pb es la densidad promedio del material

HI es el indice de hidrogenos

La tabla muestra la aplicacion de la ecuacién 4.20 para algunos minerales

conocidos.

Tabla 17. indice de hidrégenos para minerales conocidos.

Componente| Formula Ai ni nh pb HI
Agua pura H20 16 1 2 1 1
Aceite (CH2)x 12 1 2 0.78 1.03
Metano CH4 12 1 4 pm 2.25 x pm
Gas C11H4.2 12 11 42 pg 217 x pg
Cuarzo Si02 28,16 12 0 | 2654 0
Calcita CaC03 401216 | 113 | 0 271 0
Yeso CasS04-2H201 40,32 16 1.1.6 4 232 0 4855

Fuente: Tomado de Glover, (2000).
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Se debe notar lo siguiente:

¢ Sila herramienta lee en una zona de 100% agua, el HI sera de 1, esto equivale

a una roca de 100% de porosidad saturada con 100% de agua.

e Sila herramienta lee en una zona de caliza pura sin porosidad, el HI sera de

0.00, pues la matriz de calcita solida no tiene 4&tomos de hidrogeno.

Luego tenemos un segundo punto de porosidad.

e Sila herramienta lee en una zona de 100% caliza con una porosidad dada, el
indice de hidrogeno estara directamente relacionado con la cantidad de agua

en la formacion.

El indice de hidrégeno es una aproximacion muy cercana de la porosidad de las
rocas que estan 100% saturadas con agua. Sin embargo no son solo los atomos
de hidrogenos del agua los que afectan el paso de los neutrones también existen
otro minerales en las rocas como el cloro que los afectan. Se puede incurrir en

errores al no tener en cuenta este efecto.

3.5.3 Equipo:

Existen tres tipos principales de herramientas Neutron:
e La herramienta Gamma ray /Neutron (GNT)

e La herramienta neutron Sidewall (SNP)

e La herramienta neutron compensada (CNL)
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GNT

Esta herramienta tiene una fuente de generacion y un detector. Se puede correr
tanto en pozos revestidos como en “open - hole”, en ambos se corre de forma
centrada. La distancia entre la fuente y el receptor varia de acuerdo a la empresa
que la fabrica, pero tiene un rango de entre 15.5 a 19 pulgadas. Como es una
herramienta que se corre centrada, sus lecturas seran sensibles a los cambios en
la calidad del pozo, a la temperatura, al tipo de lodo y al espesor de la torta de
lodo. Para esto se aplican curvas de correccion construidas por los fabricantes de
cada herramienta. También sera afectada por el efecto del cloro presente tanto en

el lodo como en la formacién como iones disueltos.

SNP

Esta herramienta es disefiada para usarse solo en pozos no revestidos. Tanto el
receptor como el emisor estan dispuestos en la herramienta sobre un patin que
hace que estos presionados en contra de la formacion. Esto hace que los efectos
del lodo dentro del pozo sean despreciables y que los de la torta de lodo se
disminuyan. Sin embargo en pozos con cambios repentinos de didmetro de pozo
las lecturas seran erréneas. Debido a que esta herramienta tiene la capacidad de
medir los neutrones de energia epitermal no se ve afectada por los efectos del

cloro.
CNL
Esta herramienta esta disefiada para ser sensible a los neutrones termales y por lo

tanto estara afectada por el efecto del cloro tiene dos detectores y una fuerte

fuente de emision. Esto mejora la profundidad de investigacion.
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3.5.4.4 Presentacion del registro. Los datos de este registro son graficados en
las pistas 2 0 3 en un registro estandar generalmente con el titulo NPHI. Los datos
de la herramienta GNT son registrados en unidades APl y los datos de las
herramientas SNP y CNL son registrados en unidades de porosidad de calizas
equivalente con una escala entre -15% y 40% (o en fraccion), tal como se puede

ver en el ejemplo de la figura 45.

3.5.4.5 Radio de investigacion. La profundidad de investigacion de la
herramienta depende directamente de la cantidad de hidrogeno en las
formaciones. Luego para las formaciones porosas que contienen agua (muchos
hidrogenos) abra mucha mas dispersion y absorcion de neutrones, luego la
profundidad de investigacion es corta. Para formaciones de baja porosidad que
contienen agua o hidrocarburos, abra menor cantidad de hidrégenos y la
profundidad de investigacion sera mayor. La presencia de gas en la formacion
incrementa la profundidad de investigacion, debido a su baja densidad y a pesar
de que tiene una cantidad elevada de hidrogenos su HI es pequefio. La presencia
de arcilla disminuye el radio de investigacion. Debido a que las arcillas de baja
porosidad contienen grandes cantidades de agua que estan ligadas a la superficie
de sus cristales. El radio de investigacion de la herramienta CNL para una
formacion con una porosidad de 35% es aproximadamente de 12 pulgadas,
mientras que para la herramienta SNP en la misma formacién se tiene un radio de

investigacion de 8 pulgadas.

La resolucion vertical depende de la separacidén entre el emisor y los receptores,

asi como también de la velocidad del registro.
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Figura 45. Ejemplo de la presentacion de un registro neutrén.
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3.5.4.6 Factores que afectan el registro

Fuente: Autor

El efecto de los hidrocarburos.
Se debe notar que en la Tabla 17 el indice de hidrogenos en los hidrocarburos era
mayor, pero se debe tener en cuenta que la herramienta mide en la zona invadida

por lo que el fluido contenido en la formacidn sera en gran parte filtrado de lodo.

Para un ejemplo de una formacion sometida a invasion donde tendremos aceite y

filtrado de lodo con una saturacion de (1-sx0) y sxo respectivamente, la porosidad
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leida por el registro neutrén es relacionada con la porosidad real de la formacion

de la formacién por medio de:

QN: g [HI mf Sxo + HIhC (1'8)(0)] ........................... EC 29

Si los hidrocarburos son aceite, la ecuacion se reducira a @y = &, debido a HI para

aceite que es muy similar al del agua.

D N= D [1.00XSy+1.003%(1-Sxo)]= D vovveereeraeennn, Ec.30

Por esta razén si el hidrocarburo es gas la porosidad leida por el registro neutrén

sera mucho menor que la verdadera por el bajo HI de los gases.

Efecto del cloro

Existen dos elementos que son encontrados en los yacimientos que contribuyen
significativamente a la absorcion de neutrones, el hidrégeno y el cloro. La
presencia del hidrégeno en la formacion es lo que queremos medir, luego esto no
es un problema. Sin embargo el lodo de perforacion, el filtrado de lodo y los
fluidos de formacion contienen cantidades significativas de iones de cloro disueltos

y estos hacen que se sobreestime la porosidad de la formacion.

Efecto de la arcilla

Las arcillas tienen una cantidad significativa de agua absorbida superficialmente.
De aqui que las arcillas contengan una cantidad significativa de hidrogenos a
pesar de su baja porosidad. La porosidad aparente leida por el registro neutrén en
formaciones de arcilla es por lo tanto significativamente mas alta de lo que

realmente es.
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Efecto de la calidad del pozo

La herramienta GNT es corrida en el pozo de forma centrada y por lo tanto es
sensible a los efectos que tiene el cambio de didmetro en derrumbes del pozo.
Debido a la atenuacién de la radioactividad por la cantidad de lodo que llena el
anular formado entre la herramienta y la formacion. Este problema se incrementa
si el lodo contiene iones disueltos de cloro. Los otros dos tipos de herramientas se
corren presionadas a la pared del pozo lo que los hace sensibles a este efecto
también pues en zonas de mayor diametro puede que las herramientas no queden

presionadas contra la formacién.

Tipo de lodo

Las herramientas pueden usarse en la mayoria de tipos de lodo. La herramienta
GNT es sensible a los lodos ricos en cloro, esto implica hacer correcciones a las
medidas. La herramienta de SNP no es sensible a los efectos del cloro pero como
es corrida presionada a la pared del pozo la torta de lodo tiende a incrementar la
porosidad aparente de sus lecturas, ya que la torta de lodo tiene un contenido alto
de hidrégenos, para este caso también se deben hacer correcciones. La
herramienta CNL es sensible a los efectos del cloro. Sin embargo la herramienta
es corrida presionada contra la pared del pozo. Luego el efecto del lodo en el pozo
no es considerable, ademas el uso de dos receptores automéaticamente compensa
el efecto de los filtrados y las tortas de lodo ricas en cloro. La densidad del lodo
puede afectar las lecturas, pues la alta densidad de los lodos atenua la radiacion
en gran manera. Este es solo un efecto sobre el GNT pero se puede corregir
mediante ecuaciones y graficas que han establecido las compafias fabricantes de

las herramientas.
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3.5.4.7 Usos del registro neutron:

Determinacion de la porosidad

Frecuentemente se obtiene el registro de neutrén expresado en ‘matriz caliza’, lo
gue significa que en calizas limpias y acuiferas, la porosidad aparente de neutrén
es la verdadera porosidad de la formacion. En areniscas limpias y acuiferas, la
porosidad aparente de neutrén (expresado en matriz caliza) es menor que la
verdadera porosidad de la formacion. De la misma manera, en dolomitas limpias y
acuiferas, la porosidad aparente de neutron (expresado en matriz caliza) es mayor

gue la verdadera porosidad de la formacion.

La porosidad neutrén N de una formacion limpia y acuifera se obtiene como la
suma de las porosidades neutrén de cada elemento, ponderada por su volumen
en la formacién. En el caso de una formacion limpia con porosidad A y zona

lavada de mas de 45 cm de extension, la ecuacion de respuesta es:

DNLIog=@ x DB NLfl+V naX@ NLng evvvevvieininannnnn. Ec 31

Donde:

@ NLlog es el indice de hidrogeno de la formacion, matriz caliza, en pu (%)

@ es la porosidad de la formacion, 0 < @< 1

@ NLfl es el indice de hidrogeno del filtrado, matriz caliza, en pu (@ NLmf=H100
pu)

Vma es e la fraccion de la roca ocupado por la matriz limpia, 0 < Vma <1

@ NLma es el indice de hidrogeno de la matriz limpia, matriz caliza, en pu (-2 pu <
@ NLma <3 pu)
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En esta ecuacion, la suma de la porosidad y el volumen de la matriz constituyen el

total de la roca; por lo tanto se debe cumplir que:

Combinando las ecuaciones anteriores puede obtenerse la porosidad aparente de

neutron @ N para la formacion limpia y acuifera como:

_ @NLlog— @NL ma

N= ONLfl— ONLma ¢33

Determinacién de la litologia

Esta determinaciéon depende del conocimiento que se tenga de qué litologias
puedan contener atomos de hidrogeno. La identificacion litologica mediante el
registro neutron se mejora haciendo una combinacion de este con el registro de
densidad. Esto se estudiara en el capitulo 4. Sin embargo aqui se presentara un
registro neutrén en litologias conocidas (figura 46) como un guia para su

interpretacion.
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Figura 46. Registro Neutron en litologias conocidas.
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Fuente: Tomado de Glover, 2000.

3.6 REGISTROS ESPECIALES
3.6.1 Registro de resonancia magnética NMR:

3.6.1.1 Principio de funcionamiento. La resonancia magnética nuclear (NMR)
es la absorcion o emision de energia electromagnética de un nucleo en un campo
magnético después de una excitacion hecha por un campo magnético estable. A
pesar del término nuclear, la resonancia magnética no involucra radiactividad. Los

nucleos de los &tomos de hidrogeno (protones) del agua y de los hidrocarburos,
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poseen una carga eléctrica positiva que al rotar sobre si mismos crean un débil
campo magnético, comportdndose como pequefias agujas imanadas. La
herramienta genera un campo magnético (Bo) que al pasar cerca de la formacion
gue contiene fluidos hace que los protones de los fluidos se alineen a lo largo del
campo BO, como lo hace la aguja de una brajula. Este proceso da origen a la
magnetizacion que aumenta en forma exponencial alcanzando un valor de
equilibrio con una constante de tiempo T1. La herramienta genera un pulso de
radio frecuencia, que produce una rotacion de los electrones. Estas rotaciones de
la magnetizacién inducen un pequefio voltaje (sefial nuclear) de unos pocos micro-
voltios que es amplificada por la herramienta. La amplitud de la sefial mide el

contenido de hidrogeno o la porosidad de la formacion.

La velocidad de decaimiento de la sefial nuclear es conocida como tiempo de
relajacion T2 y es la segunda medicibn mas importante de los registros NMR. La
distribucion de T2 nos da informacion acerca de la porosidad, la permeabilidad y el
tipo de hidrocarburos presentes en la formacion. Para hacer la interpretacion se
requiere definir valores de corte (cut-off) que dividen la distribucion de T2 en
aportes de una misma relaciéon roca fluido. Después de delimitados, el tamafio y
forma de los segmentos daran informacién acerca del tipo de fluido y su relacién

con la roca.

3.6.1.2 Aspectos de las formaciones que afectan la medida:

Tipo de formacién:

En carbonatos las tasas de relajacibn son menores, entonces el tiempo de

discriminacion entre fluidos libres y los ligados que generalmente es de 33 ms en

areniscas sera de 90 ms (aprox) para carbonatos. Las formaciones ricas en

cualquier material paramagnético puede acortar los tiempos de relajacion
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significativamente, cambiando el espectro de T2. En este caso los valores tipicos
de discriminacién tampoco aplicarian. En carbonatos generalmente se encuentran
poros grandes pero aislados que podria contener fluido libre pero no producible,
en este caso las lecturas de porosidad serian correctas pero no el procedimiento
para calcular permeabilidad.

Mojabilidad y viscosidad:

La posicion y amplitud de la componente por aceite de la distribucién de una
formacion depende de su mojabilidad y de la viscosidad del aceite. Saber qué tipo
de aceite se encuentra, es facil de identificar en formaciones mojadas por agua
debido a su moderada amplitud y distintas posiciones de la componente del aceite
en la distribucion de T2. Se hace mas dificil la interpretacion en rocas mixtamente

mojadas por que las contribuciones se sobreponen entre si. Ver tabla 18.

3.6.1.3 Aplicaciones del registro

Determinacion de la porosidad

A través de un proceso matematico de inversion los datos del decaimiento de los
ecos, las sefales neutrales pueden convertirse en una distribucién de tiempos de
relajacion T2. Con la apropiada calibracion el area bajo la curva de esta

distribucion es igual a la porosidad. Hacia la derecha aumenta la permeabilidad.

La distribucion T2 debe correlacionar con la distribucién de tamafios de grano

cuando la roca esta saturada 100% con agua.
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Figura 47. Contribucion a la distribucién de T2 segun la Mojabilidad y la viscosidad
del fluido.
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Fuente: Tomado de Coates y Xiao (1999).

Caracterizacion roca-fluido:

De la distribucion de T2 podemos ver las tres componentes principales que
conforman la porosidad total de una roca: la porosidad del fluido libre con T2
largos; el agua ligada a capilares, con T2 superior a 3 mseg y menor que el T2 de
corte para el fluido libre y por ultimo el agua adherida a las arcillas, con T2 cortos
inferiores a 3 mseg. De acuerdo a la distribucion también se puede diferenciar

entre crudo liviano y crudo pesado, tipo de granos y tipo de minerales.
Determinacioén del tipo de hidrocarburo:

El tipo de hidrocarburos puede ser determinado combinando los NMR con otros
registros, en algunos casos la distribucion de T2 puede indicar por si sola el tipo

de HC sin ambigledad. Tiempos largos de T2 y altas resistividades estan

usualmente asociados con aceite liviano. Como en el ejemplo de la figura 47.
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El aceite pesado es identificado por componentes de T2 por debajo de 3ms en
zonas de resistividad alta. Por debajo del contacto agua aceite facilmente
identificable por medio del registro resistivo, se nota una distribucion tipica de una
roca saturada con agua. Ver figura 48.

Figura 48. Pozo de aceite liviano con datos de NMR.
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Fuente: MINH Chanh (2000).

3.6.2 Registros de imagenes. Los registros de imagenes son la Unica
herramienta que provee informacion de la cara del pozo, con cobertura azimutal.
Son de gran utilidad para la identificacion y caracterizaciéon de rasgos planares,
como planos de estratificacion y fracturas.
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Figura 49. Pozo de aceite pesado con datos de NMR.
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Fuente: MINH Chanh (2000).

Algunas de las aplicaciones de los registros de imagenes son:

Andlisis de Esfuerzos: Determinacion del Tensor de Esfuerzos (Magnitud y

Orientacion).

e Analisis Estructural (Buzamientos).

¢ Identificacién y Andlisis de Fracturas.

e Orientacién de Corazones.

e Discriminacion entre Fracturas Naturales e Inducidas por el corazonamiento.
e Evaluacién de Condiciones de Estabilidad del pozo hueco.

e Determinacién del Radio del pozo y calculos de volumen de Cemento.
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3.6.2.1 Registro FMI (Image Formation). Es un registro eléctrico que genera
imagenes de conductividad. La herramienta consiste de un arreglo de 4 brazos, 8
patines. Cada patin tiene 24 micro-electrodos (192 en total). Durante el registro,
cada micro electrodo emite una corriente enfocada la formacion, la intensidad de
la corriente refleja variaciones en micro resistividad en la formacién. Las
variaciones de micro resistividad se convierten a una escala de grises o de
colores, para generar una imagen de la cara del hueco. En la figura 50 se puede

observar una herramienta de este tipo.

Figura 50. Herramienta de registro FMI.

Fuente: Tomado de Next 2000.

3.6.3 Registro UBI (Ultrasonic Borehole Imager). Este es un registro acustico
gue genera imagenes de amplitud y/o tiempo de transito. Este registro cuenta con
un emisor y un receptor rotatorio, para asi proveer de un cubrimiento azimutal del
100%. Esta herramienta funciona en cualquier tipo de lodo. La herramienta genera
un pulso ultrasénico que viaja hasta la pared del pozo, se refleja y es recibido
nuevamente por el emisor/receptor: tiene unas frecuencias de adquisicion de 250

y 500 kHz, aunque 500 kHz hay mas resolucion (imagen mas nitida), pero puede
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haber alta atenuacion en lodos dispersivos. En la figura 51 se puede observar una

herramienta de este tipo.

3.6.3.1 Presentacion del registro. Estos registros son una representacion en
colores de valores de los valores de la medicion de una propiedad, como ya lo
vimos existen unas basados en la resistividad y otros en las ondas acusticas. El
registro se debe presentar mostrando una escala de equivalencia de los colores. Y
las pistas que dependen de la cantidad de brazos que tenga la herramienta en la
figura 51, se muestra un ejemplo de este registro.

Figura 51. Herramienta de registro UBI.

Fuente: Tomado de Next. 2000.
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Figura 52. Presentacion del registro FMI.
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Fuente: Tomado de Next 2000.

3.6.3.2 Aplicaciones de los registros de imagenes.

e A nivel estructural, con estos registros se pueden identificar fallas,
profundidades, verdaderas, discontinuidades angulos de buzamiento de las

capas entre otras.

e A nivel estratigrafico, se puede determinar el ambiente de deposicional y el

sistema de orientacion.

e A Nivel de yacimientos, Se pueden identificar formaciones delgadas
localizar puntos de toma de corazones laterales, determinar puntos para

pruebas MDT, localizar puntos de calibracion con los datos obtenidos de
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laboratorio, identificar barreras de permeabilidad, fracturas, geometria del

fondo de pozo esfuerzos. Entre otras.

3.7 DEFINICION DE LAS PROPIEDADES PETROFISICAS POROSIDAD (¢) Y
PERMEABILIDAD (K) Y SU APLICACION EN REGISTROS DE POZO

Las rocas son agregados de minerales que tienen propiedades diferentes a las de
cualquier mineral individual, ya que sus propiedades fisicas, quimicas y
geométricas dependen de las propiedades fisicas, quimicas y geométricas de los
minerales individuales que las componen, de sus fracciones de volumen y de su

distribucién dentro de las mismas.

Ademas, las rocas poseen geometrias internas complejas, conocidas como
microestructuras, que exhiben una gran variedad de heterogeneidades, tales como
el desorden en los arreglos de minerales, la variabilidad en su composicion
mineralogica, el grado de fracturamiento, el tamafio de los granos, el nimero de
poros y su tamafo entre otras cosas, que dependen de la escala de medicion, Con
una escala de medicion suficientemente grande todas las partes de una roca
presentarian propiedades fisicas similares, pero con una escala de medicion
pequefia (como la escala de tamafio de grano) esta misma roca exhibiria

heterogeneidades particulares. (Guéguen & Palciauskas, 1994).

Debido al proceso de formacion de rocas sedimentarias y a la distribucion de
esfuerzos locales, los granos individuales no estan en contacto continuo con otros,
dejando espacios vacios (poros significativos dentro de las mismas, Este espacio
poroso en las rocas terrigenas es un sistema irregular complejo, que algunas
veces esta interconectado pero que otras veces no y cuyos tamafios varian entre

micrometros y decenas de micrometros (Narenblatt et al.,1990) Pero es espacio
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poroso econdmicamente importante es aquel donde ocurre el flujo de fluidos y

esta representado por poros que se comunican continuamente entre si.

Practicamente, todas las propiedades fisicas macroscopicas de las rocas estan
influenciadas por la microestructura de los poros. Sin embargo esta informacion
microscopica tan detallada no puede ser medida, de ahi la importancia de ciertos
parametros macroscopicos medibles, tales como la porosidad, la permeabilidad y
la presion capilar, entre otros, que proveen informacién esencial de la estructura

porosa (Guéguen & Palciauskas, 1994).

3.7.1 Porosidad. La porosidad es una de las propiedades petrofisicas mas
importantes de la roca yacimiento, ya que es la que le da su capacidad de
almacenamiento de fluidos, incluyendo los hidrocarburos comercialmente
explotables. (Garcia, 2000). La misma se define como la fraccion de volumen de

roca que no esta ocupado por materia solida (Guéguen & Palciauskas, 1994).

La materia solida de una roca debe entenderse como matriz rocosa, la cual esta
representada por un sélido ideal que tiene las mismas caracteristicas que la
materia granulada pero sin el espacio poroso. Considerando que el sélido granular
(roca) tiene un volumen (V) definido que puede dividirse en el volumen de la matriz
(Vm) mas el volumen ocupado por los poros (Vp) (figura 53) entonces la porosidad
(®P) en tanto uno esta dada por:

Vp _ V-vm) _ vm

D = 1-— Ec34
14 14 14
Cabe destacar que la ecuacion anterior no proporciona ninguna informacion sobre
los tamafios de los poros, forma, distribucién o sobre el grado de interconectividad
de los mismos. De hecho rocas con las misma porosidad pueden tener

propiedades fisicas bastante diferentes como la permeabilidad (Mendoza, 1998).
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Figura 53. Esquematizacién de un material poroso.

Granos

Material Poroso Matriz

Fuente: Tomado de Mendoza (2000).

3.7.1.1 Clasificacién de la porosidad. Cabe notar, que la porosidad toma en
cuenta todos los poros de la roca, es por ello que comiunmente se distingue a la
porosidad efectiva como aquella que sélo toma en cuenta aquellos poros que
forman parte de un sistema unificado de poros interconectados que pueden ser

saturados con fluidos desde su exterior. (Barenblatt et al., 1990).

Ahora bien, asi como la porosidad puede ser clasificada en funcion de la
interconectividad de los poros, también puede ser clasificad en funcion de su
origen, de tal forma que podemos referirnos a la porosidad de una roca como

primaria o secundaria.

La porosidad primaria est4 asociada a aquellos poros que se forman durante la
depositacion de la roca. Los parametros micro estructurales que afectan a la
porosidad primaria de un sedimento no consolidado son el tamafo, la forma
(geometria) y la seleccion de los granos. La porosidad es inversamente

proporcional al radio o al didmetro del grano, es decir mientras el tamafio del

166



grano aumenta, la porosidad disminuye. Aunque el efecto dela geometria de los
granos sobre la porosidad no esta bien definido, si consideramos un sedimento no
consolidado, formado por granos del mismo tamafio, esperaremos que la
porosidad sea mayor si los granos son alargados o tabulares y que sea menor si
los granos son esféricos. Por otro lado, el escogimiento de los granos es
importante, ya que la porosidad sera mayor en rocas con granos del mismo
tamafo (distribucion unimodal) que en rocas con granos de tamafnos diferentes
debido a que en éstas los intersticios entre las particulas grandes son rellenados
con las particulas mas pequefias (Rzhevsky & Novick, 1971).

La porosidad secundaria estd asociada a los procesos diagenéticos, que
incluyen a todos los procesos fisicos, quimicos y biolégicos que alteran al
sedimento no consolidado desde el momento de su depositacion y los procesos de
metamorfismo o de meteorizacion. Entre los procesos diagenéticos se distinguen
la compactacion mecanica, la disolucion y precipitacion de minerales, la

recristalizacion de minerales y el fracturamiento de minerales y de la roca.

La cementacion (cristalizacion de minerales en el espacio poroso) disminuye la
porosidad de una roca asi como lo hace la compactacion mecanica ya que a
medida que los sedimentos se hacen mas profundos, aumenta la presion de
soterramiento y los granos se deforman, ocupando menos espacio (Guéguen &
Palciauskas, 1994).

Cabe destacar que los diversos tipos de porosidad (Figura 54), asociados a los
procesos mencionados anteriormente, a menudo coexisten. Estos son: porosidad
intergranular, que se forma en el momento de depositacion de las particulas;
porosidad intragranular, que se debe a la disolucion parcial de los granos de una
roca: porosidad intercristalina, relacionada a los intersticios entre los cristales:
porosidad moéldica, relacionada a la solubilidad de los materiales que rellenan los

moldes de organismos; porosidad por fractura, debida a esfuerzos tectonicos y
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porosidad por canal, por vacuola o por caverna, relacionadas a la disolucion, sobre

todo en carbonatos (Garcia, 2000).

Figura 54. Tipos de Porosidad.

Tipos de Porosidad

Dependiente de No dependiente
1a fabrica de 1a fabrica

Fractura

Caverma

Fuente: Tomado de Garcia (2000).

3.7.1.2 Tipos de Porosidad. La porosidad se puede clasificar de dos maneras:

En base al volumen poroso considerado:

Absoluta o total: Fraccién del volumen de la roca que no estd ocupado por

material denso o matriz.

Efectiva: Fraccion del volumen de la roca que esta compuesto por espacios

porosos que se hallan comunicados entre si.
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En base a su origen:

Original o Primario

Inducida o Secundaria

Porosidad Primaria;

Intercristalina: poros entre los planos divisorios de los cristales y poros entre
los cristales individuales. Muchos de estos poros son sub-capilares y de menos
de 0.002 mm de diametro. A este tipo de porosidad se le llama micro-
porosidad. Inusualmente el alto recobro de agua en algunos yacimientos
productivos de carbonato pueden deberse a largas cantidades de micro-

porosidad.

Intragranular o intraparticula: poros entre los granos, poros intersticiales de
todos los tipos de rocas. Estos poros son mas grandes que 0.5 mm en

diametro.

Planos de formacion: poros de muchas variedades son concentrados paralelos
a los planos Formacionales. La geometria de muchos yacimientos es
controlada por esos planos. Las diferencias entre los sedimentos depositados

entre capa y capa causan los poros de los planos de formacion.

Miscelanea: poros resultantes de la acumulacion de fragmentos detriticos de
fosiles, poros resultantes del empaquetamiento de los oolitos, poros yugulares
y cavernosos de irregular y variables tamafio y los poros creados por

organismos vivientes en el tiempo de depositacion.
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Porosidad secundaria: la magnitud, la forma el tamafio y la interconexion de los
poros no tienen una relacion a la forma original de las particulas. La porosidad
inducida se puede subdividir en tres grupos basados en el proceso geoldgico

dominante.

e Porosidad de disolucidon: por algunos canales que se forman debido a la
disolucion de las rocas pueden circular soluciones calientes. Las aberturas
causadas por el ambiente, como la formacion de cavernas; y poros causados

por los organismos y luego son agrandados por disolucion.

e Dolomitizacién: Es un proceso por medio del cual las rocas calizas son

transformadas en dolomitas de acuerdo a la siguiente reaccion quimica:

Caliza Dolomita
2CaCO3 + Mg2+ ---------- CaMg (CO3)+ Caz2+

Algunos carbonatos son por lo menos calizas puras y si el agua de formacion
contiene cantidades significativas de cationes de magnesio, el calcio en la roca
puede intercambiarse por el magnesio en la solucion. Esto se debe a que el
volumen id6nico del magnesio es considerablemente pequefio con respecto al
calcio, que es reemplazado, dando como resultado una dolomita que tendra una

Porosidad mas alta con un incremento del 12 o0 13 %.

e Porosidad en las fracturas: Esta se forma por medio de una falla estructural
de las rocas bajo la tension causada por los esfuerzos tecténicos como el

plegamiento y el fallamiento. Estas aberturas incluyen fisuras y fracturas.
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Los valores tipicos de porosidad en areniscas oscilan entre 8% y 38 %, con un
promedio de 18%. Alrededor del 95% de la porosidad en areniscas es efectiva. La
mayor parte de la porosidad en areniscas es intragranular. Los carbonatos tienen
valores tipicos de porosidad entre 3% y 15% con un promedio de 8%. Cerca del
90 % de la porosidad de los carbonatos es efectiva. La porosidad de los
carbonatos es mas dificil de caracterizar, y puede consistir de porosidad

intragranular, intracristalina, fracturas y fisuras y de porosidad aislada.

3.7.1.3 Porosidad Medida En Nucleos. La porosidad medida en los nucleos de
perforacion corresponde a la porosidad total de la roca, pues constituye los
canales porosos interconectados, lo que supone que puede haber importante
saturacion de hidrocarburos en dichos espacios, La porosidad efectiva es una
funcién de muchos factores litolégicos. Los mas importantes son: forma de los

granos, compactacion, cementacion, cantidad y clase de arcillas.

3.7.2 Permeabilidad. @ Ademas de ser porosas, las formaciones productoras
deben tener la habilidad de permitir el flujo de los hidrocarburos a través de los
poros interconectados. La habilidad de las rocas para permitir el paso de fluidos es
denominada permeabilidad. Esto indica que las rocas no porosas no tienen
permeabilidad. La permeabilidad de una roca depende de su porosidad efectiva,
por lo tanto la permeabilidad se vera afectada por el tamafio de grano de las
rocas, la forma de los granos la distribucion de los tamafios de grano, por el
empaguetamiento y por el grado de consolidacion y cementacion. El tipo de arcilla
o material cementante entre los granos de la matriz también afectan la
permeabilidad, especialmente donde exista agua fresca. Se estudid, existen
algunas arcillas, particularmente las esmectitas (o0 bentonitas) y las
montmorillonitas, que se hinchan en contacto con el agua fresca y tienen la

tendencia de bloquear parcial o totalmente los espacios porosos.
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Hace mas de 150 afios el ingeniero francés Henry Darcy desarrollé una ecuacién
de flujo que desde entonces ha sido una de las herramientas matematicas
estandar de la ingenieria de petréleos. Esta ecuacion puede ser expresada en

forma diferencial como:

Donde:

u = Velocidad del fluido, cm/s.

g = Tasa de flujo cm?3/s.

k = Permeabilidad del medio poroso, Darcy
Ac = Area transversal al flujo, cm?

p= Viscosidad del fluido, cp.

dp/dl = gradiente de presion en la direcciéon del flujo. Atm/cm

Un Darcy equivale a una permeabilidad alta. Los valores de permeabilidad
encontrados en los yacimientos generalmente son menores a un Darcy. Por esto
una unidad mas pequefia de permeabilidad, el milidarcy (md) es ampliamente
usada en la industria de los hidrocarburos. La permeabilidad, k, en la ecuacion 1.4
es denominada permeabilidad absoluta si la roca esta 100% saturada de un solo
fluido (o fase) como el agua gas o el aceite. En Presencia de mas de un fluido, la
permeabilidad es llamada efectiva (siendo Ko, Kg, o Kw, las permeabilidades
efectivas del aceite, del agua y del gas respectivamente). Los fluidos de los
yacimientos se relacionan entre si durante su movimiento a lo largo de los canales
porosos de la roca; en consecuencia, la suma de las permeabilidades efectivas de
todas las fases sera siempre menor a la permeabilidad absoluta. En presencia de
mas de un fluido en la roca, la relacién entre la permeabilidad efectiva de cualquier

fase y la permeabilidad absoluta se le denomina permeabilidad relativa (Kr) de esa
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fase. Por ejemplo las permeabilidades relativas para las fases aceite gas y agua

seran Kro=Ko/K, Krg=Kg/K y Krg=Kg/K respectivamente.

3.7.2.1 Clasificacién de la permeabilidad. Los yacimientos petroliferos pueden
tener permeabilidad primaria, también conocida como permeabilidad de matriz y
permeabilidad secundaria. La permeabilidad de matriz se origina en el tiempo de
deposicion y de litificacién. La permeabilidad secundaria es el resultado de la
alteracion de la matriz por medio de la compactacion, cementacion, fracturamiento

y disolucion.

Mientras que la compactacion y la cementacion generalmente reducen la
permeabilidad, como se observa en la figura 55, el fracturamiento y la disolucion
tienden a incrementarla. En algunas formaciones, particularmente en los
carbonatos, la permeabilidad secundaria proporciona los canales principales de

flujo para la migracion de fluidos.

Figura 55. Efecto de la presencia de material cementante arcilloso sobre la

permeabilidad y porosidad.

Granos de aenisca sin Gianos de arenisca con
materal cementante matenal cementante
arcilloco arcillaoo

Flle i S 2 Porosidad = 36%
Fermeabilidad Horizontal.  parmeabilidad Horizortal,
Kh=1000 md Kh=100 md
Permeabilidad Vertical. Permeabilicad Vertical,
Fx=600 md K= 26 md

Fuente: Tomado de Djebbar & Donaldson (1996).
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3.7.2.2 Factores que afectan la permeabilidad. La permeabilidad en los
yacimientos de hidrocarburos puede variar entre 0.1 y 1000 md o mas. La calidad
del yacimiento esta condicionada a la permeabilidad en mD, puede ser muy pobre
si k<1, justa si 1< k <10, moderada si 10<k<50, buena si 50 < k < 250, y muy
buena si k>250 md. Los yacimientos que tienen permeabilidad menor a 1 son
considerados como apretados. Estas permeabilidades son encontradas
generalmente en matrices de caliza y en arenas apretadas del oeste de los

Estados Unidos.

Las técnicas de estimulacién como el fracturamiento hidraulico y el fracturamiento
acido incrementan la permeabilidad de tales rocas y permiten la explotacion de
esos yacimientos de baja permeabilidad, que fueron alguna vez considerados
como no econdmicos. A continuacion seran presentados los factores que afectan

la permeabilidad:

La forma y tamafio de los granos: Si la roca estd compuesta por una gran
cantidad de granos planos uniformemente arreglados a lo largo de la dimension
horizontal, como se muestra en la figura 56, su permeabilidad horizontal (Kh) sera
muy alta mientras que la permeabilidad vertical (Kv) sera de media a alta. Si la
roca estd compuesta en su mayoria por granos redondeados, su permeabilidad se
considerara alta en ambas direcciones como se ilustra en la figura 55b. La
permeabilidad en los yacimientos es generalmente baja, especialmente en la
direccion vertical, si los granos son pequefios y de forma irregular, (figura 56). La
mayoria de los yacimientos estan en esta categoria. LoOs yacimientos con
permeabilidad direccional son llamados anisotrépicos. La anisotropia afecta de
gran manera las caracteristicas del flujo de fluidos en las formaciones productoras.
La diferencia de magnitud entre la permeabilidad horizontal y la permeabilidad
vertical es consecuencia del origen de los sedimentos, debido a que la
depositacion de los granos en el agua se da con sus lados mas largos y planos en

posicion horizontal. Después, la compactacion de los sedimentos aumenta el
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ordenamiento de los granos de matriz haciendo que estos queden en la misma

direccion.

Figura 56. Influencia de la forma y el tamafio de los granos sobre la permeabilidad.

Granos planos grandes Granos redondeados grandes Granos irregulares pequenos

Eh = 200 mD EKh= 2000 mD
Ev = 200 mD Ev = 1500 mD

Fuente: Tomado de Djebbar & Donaldson (1996).

La permeabilidad de las rocas sedimentarias varia en un amplio rango y
representa un factor fisico tan importante que la calidad de un reservorio de

hidrocarburos puede determinarse en funcion de la misma. (Ver tabla 19).

Tabla 18. Calidad de una roca en funcion de su permeabilidad.

Calidad de la Roca Permeabilidad (mD)
Pobre K<1
Regular 50 <K <250
Moderada 50 <K <250
Buena 50 <K <250
Muy buena K> 250

Fuente: Tomado de Djebbar & Donaldson (1996).
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Laminacion: Los minerales aplanados como la mica moscovita y las laminaciones
de lutitas actian como barreras para la permeabilidad vertical. En este caso la
relacion Kh/Kv es alrededor de entre 1.5 y 3 y puede exceder a 10 para algunos
yacimientos. Sin embargo, algunas veces Kv es mayor que Kh debido a las
fracturas o canales creados por disolucién, conectados verticalmente. La
importancia de los minerales arcillosos como factor determinante en la
permeabilidad es a menudo relacionada no solamente por su abundancia sino

también por su mineralogia y composicion.

Cementacion: La figura 55 muestra qué tanto la permeabilidad como la porosidad
de las rocas sedimentarias estan influenciadas por el alcance de la cementacion y

la ubicacién del material cementante en el espacio poroso.

Fracturamiento y disolucién: en las areniscas, el fracturamiento no es una
importante causa de la permeabilidad secundaria, excepto donde las areniscas se
intercalan con las lutitas, calizas y dolomitas. En carbonatos la disolucion de los
minerales por las aguas acidas subterraneas y de percolacion superficial, a
medida que estas pasan por la porosidad primaria, fisuras fracturas y planos

Formacionales incrementan la permeabilidad de las formaciones.

3.7.3 Relaciones entre Porosidad y Permeabilidad. El factor mas determinante
en la permeabilidad es la porosidad. Esto se debe a que altas porosidades
implican que hay muchos canales anchos para el flujo de fluidos. Casi siempre, al
graficar la permeabilidad de una formacion (en escala logaritmica) contra su
porosidad se da como resultado una tendencia con cierto grado de dispersion
asociado a los demés factores que afectan la porosidad. Para obtener mejores
resultados esta grafica, se debe construir con datos de una litologia claramente
definida. Si se construye una gréafica de este tipo con datos de todo el pozo con

amplia variacion de litologias, el resultado es a veces una nube de puntos en los
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cuales las tendencias individuales no son claras. La figura 57 muestra una gréafica

de permeabilidad contra porosidad para una arenisca limpia y un carbonato.

Figura 57. Gréficas tipicas de Permeabilidad vs porosidad.
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Fuente: Tomado de Glover (2000).

Es claro al ver la figura 57 que la permeabilidad en areniscas es bastante
controlada por la porosidad (aunque usualmente los datos estan mas dispersos
qgue los de la grafica), mientras que el carbonato presenta una nube mas difusa,
indicando que la porosidad tiene una influencia pero existen otros valores que
controlan la permeabilidad. En el caso de los carbonatos (y algunas rocas
volcanicas como la piedra pomez) puede haber altas porosidades pero esto no
hace que haya un aumento en la permeabilidad, debido a que la conectividad

entre las cavidades que aumentan el espacio poroso es poca.

Las tendencias de la relacion porosidad permeabilidad para diferentes litologias
pueden ser graficadas juntas y formar un mapa de relaciones de porosidad como
el que se puede observar en la figura 58. La interpretacion de esta grafica no es

dificil. Por ejemplo, las rocas fracturadas caen encima de las areniscas debido a
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gue su porosidad en las fracturas es muy pequefa, pero como estas fracturas

forman unas redes porosas de alta conectividad, la permeabilidad es alta.

Esta permeabilidad puede ser direccional de acuerdo con la orientacion de las
fracturas. Las areniscas cementadas con material arcilloso tienen altas
porosidades, pero la porosidad se da principalmente de forma microporosa llenada
con agua quimica y fisicamente ligada que es inmovil. Esta porosidad no resultara

en permeabilidad, luego la permeabilidad es baja.

Figura 58. Relaciones tipicas de porosidad y permeabilidad.

F 9 .J\.\

/ | Carbonatos cristalinos

Permeabilidad (md) escala logariimica

Porosidad escala lineal

Fuente: Tomado de Glover (2000).

3.7.4 Permeabilidad relativa. EIl espacio poroso de una formacion puede que
no esté completamente saturado de un fluido, puede contener dos o mas fluidos.
Por ejemplo, puede ser que estén presentes al mismo tiempo el aceite y el agua.
Ademas puede ser que fluyan a diferentes tasas al mismo tiempo. Las

permeabilidades individuales seran diferentes entre si. Estas permeabilidades
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dependen de las propiedades de la roca, de las saturaciones, distribuciones y

propiedades de cada uno de los fluidos.

Como se observo, si la roca contiene un fluido, la permeabilidad de la roca es
maxima y este valor es llamado permeabilidad absoluta. Si existen dos fluidos, las
permeabilidades de cada uno dependeran de la saturacion de cada uno, y puede
ser graficada en funcion de la saturacion del fluido como se puede observar en la

grafica 59.

Figura 59. Relaciones tipicas de porosidad y permeabilidad.
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Fuente: Tomado de Glover (2000).

Las permeabilidades efectivas individuales son comunmente expresadas como
una fraccion de la permeabilidad absoluta para ambos fluidos y estas son
llamadas permeabilidades relativas. Se puede definir y calcular un valor de
permeabilidad relativa expresando las permeabilidades efectivas como la fraccion
de alguna permeabilidad base, que es arbitraria pero usualmente es la

permeabilidad absoluta de uno de los fluidos presentes. Por ejemplo si utiliza la
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kao (permeabilidad absoluta medida con saturacibn de 100% aceite) como

permeabilidad base, las permeabilidades relativas seran:

krw = kew/ kao

krg = keg/ kao

Kro = keo/ kao.

Con kri = permeabilidad relativa de la fase i

Y kei = permeabilidad efectiva de cada fase i

En la figura 59 se puede observar que la permeabilidad relativa de un fluido
decrece cuando la saturacion de ese mismo fluido decrece y que hay un valor
umbral de saturacion de un fluido que necesita ser alcanzado para que ese mismo

fluido pueda empezar a moverse.

Como ya lo dijimos, el hecho de requerir suficiente fluido en un canal de flujo, para
que este pueda fluir, es un punto critico, pues esto significa que existiran fluidos
atrapados o inmdviles en una roca cuando aln estan presentes en cantidades
significativas. En la figura 58, el aceite es inmdvil hasta que su saturacion alcanza
el 25%, esto significa que no se podra producir el ultimo 25% del aceite. Esto es
conocido como saturacion de aceite residual Sor. Lo mismo aplicado al agua
definiria saturacion de agua irreducible Swirr y aplicado al gas definiria la
saturacion de gas atrapado, Sgirr. Existe un punto de interseccion de las curvas en
la grafica, en ese punto la permeabilidad en ese punto es la misma, y ambos
fluidos tendran la misma facilidad de flujo. A medida que la saturacion de aceite
aumenta, la permeabilidad al aceite incrementa y la el agua disminuye, y
viceversa. De aqui se puede ver que en los yacimientos de aceite, es importante
evitar la produccion de agua, no solo porque esto no va a producir dinero (por
ahora), sino porgue el incremento en el corte de agua reducira la permeabilidad al

aceite.
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3.7.5 Saturacién de fluidos. Se ha dicho anteriormente que la viabilidad
econdmica de un yacimiento depende de 3 parametros criticos: la porosidad que
define el volumen total disponible para almacenar hidrocarburos, la permeabilidad
que define que tan facil se pueden producir los hidrocarburos que estan presentes
y el ultimo, el cual sera analizado en esta seccion, la saturacion de hidrocarburos o
gué tanto de la porosidad en un yacimiento corresponde a hidrocarburos. El
espacio poroso en una roca es ocupado por fluidos; en yacimientos de
hidrocarburos estos fluidos son el gas, el aceite y agua (generalmente salada). Se
define como el espacio poroso correspondiente de cada uno de estos fluidos como
Sg, Soy Sw. Luego Sg +So + Sw = 1.

La cantidad de cada uno de estos fluidos presentes en un nivel dado del
yacimiento depende de las fuerzas gravitacionales, con la tendencia a estratificar
los fluidos de acuerdo a su densidad, a las fuerzas hidrodinamicas como el flujo de
un acuifero remoto y de acuerdo a las fuerzas interfaciales que actian entre todos
los fluidos de la formacion. Las fuerzas interfaciales simultaneamente toman la
forma de fuerzas sobre la superficie de contacto entre dos fluidos, y de fuerzas
sobre la superficie de contacto entre un fluido y la matriz solidad de la roca. Mas
adelante se analizara como se puede estimar estas saturaciones de fluidos desde

el punto de vista del laboratorio y desde el punto de vista de los registros.
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4. METODOLOGIAS DE AGRUPACION PETROFISICA

Las metodologias presentadas a continuacion son las mas utilizadas a la hora de
determinar los litotipos a partir de las Unidades Hidraulicas de Flujo, cada una de
estas esta basada en la relacion porosidad- permeabilidad de las muestras
obtenidas en nucleos de perforacion. Los autores de cada uno de los métodos
proponen una serie de ecuaciones a partir de las cuales se pueden calcular:
volumen elemental representativo del total de la roca reservorio y representar
graficamente la distribucion de los tipos de roca que componen el yacimiento. Los
cinco campos maduros (campos muestra de estudio) fueron evaluados cada uno
aplicando un método diferente, para asi evaluar el comportamiento y efectividad
de las ecuaciones propuestas en cada uno de los mismos.

4.1 METODO DE WINDLAND Y PITTMAN

H.D. Windland de Amoco, a mediados de los afios 70, mostré6 una correlacion
estadistica, entre flujo optimo a través de las rocas y de los radios de las
gargantas de poros, cuando el 35 % del espacio poroso de una roca esta saturado
con una fase que no humedece, durante una prueba de presion capilar. El llamo al
tamafno de esta garganta de poro r35 o tamafio del puerto, el cual es conveniente

para caracterizar un sistema poroso (ver tabla 20).

Tabla 19. Tipos de Poro y su rango de tamafo. Tomado de Hartmann &
Beaumont (1990).

Categoria del Poro Rango del tamafio del poro R35 (um)
Mega >10
Macro 2-10
Meso 0.5-2
Micro 0.1-0.5
Nano <0.1
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Como resultado de su trabajo con 322 muestras, de las cuales solo 82 (56
areniscas y 26 carbonatos) tenian permeabilidades bajas ya corregidas, Windland
desarrollo una relacion empirica entre la porosidad, la permeabilidad de aire (no

corregida) y el radio de garganta (Ec. 36).

Log (r35) = 0.732 — 0.588 Log (k) — 0.864 Log (P) Ec. 36

Donde r35 es el radio de garganta (um), k es la permeabilidad de aire no corregida
(mD) y @ es la porosidad (%).

Segun Windland el sistema poroso efectivo que domina el flujo a través de una
roca corresponde a una saturacion de mercurio de 35%. Después que el 35% del
espacio poroso esta lleno con la fase que no humedece, el espacio poroso

restante no contribuye al flujo si no al almacenaje (Hartmann y Beaumont, 1999).

Por su parte, Edward D. Pittman, en el afio 1992, logro extender el trabajo de
Windland al desarrollar un conjunto de relaciones empiricas, a través del uso de
un sistema de analisis estadistico de regién mdltiple, con los datos de porosidad,
de permeabilidad y varios parametros derivados de las curvas de presion capilar
generadas por el método de inyeccion de mercurio, de un grupo de 202 muestras
areniscas, muy variadas en composicion y textura, pertenecientes a 14

formaciones diferentes cuyas edades varian entre el Ordovicico y el Terciario.

Las porosidades de las muestras variaban entre 3.3y 28% y las permeabilidades

entre 0.05 y 998 mD respectivamente.

La serie de ecuaciones empiricas obtenidas por Pittman permiten calcular los
radios de garganta para saturaciones de mercurio entre el 10 y el 75% (ver tabla
21) con los cuales se pueden construir las curvas de presion capilar, a partir de los

datos de permeabilidad y porosidad al aire (no corregida).
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Tabla 20. Ecuaciones empiricas para determinar los radios de garganta (um)
correspondientes a varios porcentajes de saturacion de mercurio. @: porosidad
(%) y k: permeabilidad (mD).

ECUACIONES COEFICIENTE DE
CORRELACION
Log R10 = 0.459 + 0.500 (Log Kair) — 0.385 (Log @) 0.901
Log R15 = 0.333 + 0.509 (Log Kair) — 0.344 (Log @) 0.919
Log R20 = 0.218 + 0.519 (Log Kair) — 0.303 (Log @) 0.926
Log R25 = 0.204 + 0.531 (Log Kair) — 0.350 (Log @) 0.926
Log R30 =0.215 + 0.547 (Log Kair) — 0.420 (Log ®) 0.923
Log R35 = 0.255 + 0.565 (Log Kair) — 0.523 (Log ®) 0.918
Log R40 = 0.360 + 0.582 (Log Kair) — 0.680 (Log ®) 0.918
Log R45 = 0.609 + 0.608 (Log Kair) — 0.974 (Log ®) 0.913
Log R50 = 0.778 + 0.626 (Log Kair) — 1.205 (Log ®) 0.908
Log R55 =0.948 + 0.632 (Log Kair) — 1.426 (Log ®) 0.900
Log R60 =1.096 + 0.648 (Log Kair) — 1.666 (Log ®) 0.893
Log R65 = 1.372 + 0.643 (Log Kair) — 1.979 (Log ®) 0.876
Log R70 = 1.664 + 0.627 (Log Kair) — 2.314 (Log ®) 0.862
Log R75 = 1.880 + 0.609 (Log Kair) — 2.626 (Log ®) 0.820

Fuente: Tomado de Pittman (1992)

Cabe destacar que para los porcentajes mas bajos de saturacion de mercurio (10-
35) la porosidad no es estadisticamente significativa y que el coeficiente de
correlacion disminuye a medida que aumenta el porcentaje de saturacion de

mercurio.

Pittman, a diferencia de Windland, obtuvo los radios de garganta que dominan el
flujo de forma gréfica, para cada curva de presion capilar. Para ello, grafico la
relacion entre la saturacion de mercurio y la presion capilar en funcion de la
saturacion de mercurio y determiné los apices de las hipérbolas obtenidas en
dichos graficos (Ver figura 60) (Pittman, 1992).

184



Figura 60. Grafico de Saturacién de mercurio/Presion capilar vs. Saturacion de
mercurio de una muestra con 19.8% de porosidad y 6.99 mD de permeabilidad. El

apice de la hipérbola determina el radio que domina el flujo (~ r30).
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Fuente: Tomado de Pittman (1992).

4.1.1 Calculo de la permeabilidad usando la ecuacién de Windland:

La ecuacion de Windland esta dada por:

[Log R35 =0.732 + 0.588 (Log Kair) — 0.864 (Log ®)] Ec 37

Donde R35 corresponde al radio de garganta (um) para una saturacion de
mercurio de 35%, K es la permeabilidad de aire no corregida (mD) y (®) es la
porosidad (%).

La permeabilidad puede obtenerse facilmente al despejarla de la ecuacién anterior
de la siguiente manera:

_ Log (35)—0.732+0.864 Log (®)
K =10 0.588 Ec 38
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4.2 UNIDADES DE FLUJO

4.2.1 Segun Gunter. Desde el punto de vista petrofisico y segun lo afirmado por
G. W. Gunter, se denomina Unidad de Flujo a intervalos estratigraficamente
continuos, con caracteristicas similares de flujo de fluidos y que mantienen una
estructura geoldgica y propiedades del tipo de roca bien definidas. Los tipos de
roca son unidades depositadas bajo condiciones similares, las cuales presentan
procesos diagenéticos similares, resultando en una relacion Unica de porosidad,
permeabilidad. Asi mismo Ebanks sefiala que una Unidad de Flujo es un volumen
de roca subdividido de acuerdo a propiedades geoldgicas y petrofisicas que

afectan el flujo de fluido a través de él.

Estas unidades constituyen volimenes operacionales fundamentales en el analisis
del medio poroso y su definicibn ha sido guiada por la caracterizacion de
yacimientos basandose en facies sedimentarias y observaciones empiricas de la
distribucion de propiedades del reservorio, resultados de pruebas de flujo e

historias de produccion de pozos.

El concepto de unidades de flujo ha sido desarrollado para integrar los datos de
ingenieria geoldgica y de petréleo. Una unidad de flujo se define como un grupo

de rocas del yacimiento con propiedades similares que afectan el flujo de liquidos.

Bear define la unidad hidraulica (geometria del poro) como el volumen elemental
representativo del total de la roca reservorio dentro de la cual las propiedades
geoldgicas y petrofisicas del volumen de roca son las mismas. Ebanks define
unidad hidraulica de flujo como una porcién mapeable del reservorio dentro de la
cual las propiedades geoldgicas y petrofisicas que afectan la unidad de flujo son
consistentes y previsiblemente diferentes de las propiedades de otros volumenes

de roca reservorio. Hear et al. Define unidad de flujo como una zona del
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reservorio que es lateralmente y verticalmente continua y tienen caracteristicas

similares de permeabilidad, porosidad.

Gunter et al. Define unidad de flujo como un intervalo estratigraficamente continuo

de procesos similares que cumple la estructura geolégica y mantiene las

caracteristicas del tipo de roca.

De estas definiciones, las unidades de flujo tienen las siguientes caracteristicas:

Una unidad de flujo es un volumen especifico de reservorio, compuesto de una
0 mas litologias de calidad reservorio.

Una unidad de flujo es correlativa y mapeable en el intervalo de escalas.

Una zonacion de unidad de flujo es reconocible en registros wireline.

Una unidad de flujo podria estar en comunicacion con otras unidades de flujo.

Gunter et al. Introduce un método grafico para cuantificar las unidades de flujo

basado en estructura geoldgica, Petrofisica de rocas, tipos de poros, capacidad de

almacenamiento, capacidad de flujo y velocidad de procesos del reservorio. De

acuerdo a esto, los cinco pasos para identificar una unidad de flujo son:

1.

Identificar el tipo de roca e ilustrar en un Crossplot Windland porosidad —
permeabilidad.

Construir el grafico estratigrafico modificado de Lorenz (SMLP) por computador
sobre un pie-pie basado en el porcentaje de la capacidad de flujo (espesor de
permeabilidad) y porcentaje de almacenamiento de flujo (espesor de
porosidad).

Seleccionar intervalos de unidades de flujo basados en puntos de inflexion de

SMLP. Estas unidades de flujo preliminares podrian ser verificadas usando el
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SFP estructura geoldgica R35 (calcular el radio de garganta de poro (um) al
35% de saturacion de mercurio) curva y radio %.

4. Preparar el perfil final de flujo estratigrafico (SFP) con correlacion del radio de
la curva porosidad- permeabilidad k/®, R35 porcentaje de almacenamiento y
capacidad de porcentaje de capacidad.

5. Construir un MLP (Modified Lorenz Plot) ordenando las unidades de flujo
finales en disminucion de la velocidad de la unidad (FUS) (Djebbar y
Donaldson, 2004).

4.2.2 Segun Ebanks:

Ebanks define HU como el volumen elemental representativo (REV) del total de
la roca yacimiento dentro del cual las propiedades geoldgicas y petrofisicas que
afectan el flujo de fluidos son internamente consistentes y previsiblemente

diferentes de otras propiedades de volumen de roca.

Las unidades hidraulicas de flujo para un yacimiento de hidrocarburos pueden ser
determinadas de analisis de datos en nucleos (porosidad y permeabilidad). Esta
técnica fue introducida por Amaefule et al. Y consiste en calcular el indicador de
zona de flujo (FZI) del volumen de poros en proporcion al volumen solido) y el
indice de calidad del yacimiento (RQI) a través de la ecuacién 18. De los valores
FZIl, las muestras pueden ser clasificadas en diferentes unidades hidraulicas. Las
muestras con un valor similar de FZI corresponden a las misma HU. La figura 60
muestra un ejemplo de las HU aplicado a un pozo donde se aprecian siete HU
diferentes con propiedades hidraulicas diferentes. Otros pozos en el mismo
campo tienen diferentes numeros de HU y estos son definidos por diferentes
relaciones FZI. Este estudio plantea cuantas HU se pueden seleccionar y como

pueden estar relacionadas pozo a pozo.
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Figura 61. Gréafico de Porosidad (phi) versus permeabilidad (K), mostrando
unidades hidraulicas para nucleos de rutina. Las curvas se basan exclusivamente
en los datos de nucleos en el pozo, y representa un grafico basado en criterios

estadisticos.
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Aplicacion de la metodologia de Unidades de Flujo

Un estudio de caracterizacion para un reservorio de edad Jurasico, en areniscas
de la zona tidal en Siberia, considera la variacion en porosidad y permeabilidad
sobre el HU. Se puede observar una clara tendencia Ver figura 62.). Esta variacion
se refleja en el engrosamiento natural de este cuerpo de arena. En este caso el
FZI fue calculado a partir de la permeabilidad al aire en lugar de la permeabilidad

al liquido.
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Figura 62. Caracterizacion de un reservorio Marino Somero de Siberia, HU 1 es la

base y HU 10 corresponde al tope de la gréfica
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4.3 CORRELACION KOZENY- CARMAN

Las variaciones en la geometria del poro definen la existencia de distintas zonas
(unidades hidraulicas) con similares caracteristicas de zonas de flujo. La
discriminacion clasica del tipo de roca se basa sobre observaciones geologicas
subjetivas y sobre relaciones empiricas entre el registro de permeabilidad versus

el registro de la porosidad.

La metodologia  propuesta a continuacion es usada para la identificacién y
caracterizacion de unidades hidraulicas capaz de agruparse como unidades

geoldgicas (facies).

La técnica estd basada sobre una ecuacion Kozeny-Carman modificada y el
concepto de radio hidraulico promedio. La ecuaciéon indica que para cualquier
unidad hidraulica, un gréafico de "indice de Calidad de Reservorio" (RQI), es igual

a 0.0314k/¢, versus un "indice de Porosidad Normalizada" (¢,), el cual es igual a
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¢/(1-¢) debera dar una linea recta con una unidad de pendiente. Siendo ¢, = 1, el
valor de RQI debe ser designado como el "Indicador de las Zonas de Flujo" (FZI),
el cual es un parametro Unico para cada unidad hidraulica.

Principio del Método

Kozeny deriva una de las correlaciones mas fundamentales y populares,
expresando la permeabilidad como una funcion de la porosidad y el area de
superficie especifica. Considera una muestra de roca porosa de seccién
transversal A y longitud L en la cual realiza la comparacion de un sistema tortuoso
con un sistema de tubos capilares.

En la siguiente figura, todos los tubos tienen el mismo radio, r. La tortuosidad, 1

expresa la relacion entre el largo del ndcleo y el largo de un camino.

Figura 63. Comparacion de un sistema tortuoso con un sistema de tubos capilares.

T= (%) Ec. 39
B

Sistema Tortuoso
Fuente: Tomado de Flores (2002).
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De acuerdo con la Ley de Hagen-Poiseuille

q= (n::‘t)% Ec. 40

Siendo n el niumero de tubos. La ley de Darcy para flujo lineal es:
KA\ AP
q= (T)T Ec. 41

Combinando ambas ecuaciones se obtiene:

2
Despejando el area se obtiene: A= (m;r ) Ec. 43

nrr?

Sustituyendo el area en la ecuacién K = ( ”

), se tiene: Ec. 44

K= (%) Ec. 45

Esta es la ecuacion conocida como la ecuacion genérica de Kozeny, donde, r esta

en cm, k en cm2 y la porosidad en fraccion. El radio hidraulico se define como:

rA=2\/§ Ec .46
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Se define el area superficial por unidad de volumen poroso (Spv), [1/cm]. En otras
palabras, es la superficie total de los poros por unidad de volumen de poros de la

roca.

S, Az_nemry_2_+ ECAT

Vo nnr?L 1o do
donde rp y dp son el radio y el diametro del capilar, respectivamente.

Ec .48

_ _ n2mrlL _nn'rz_z 1
TAL(1-9) AL(1-9)T A T r(1-¢)

En esta ecuacion:

nnr?

b = Ec .49

T4

Combinando la ecuacion de Sgv con la ecuacion anterior:
— ¢ [&
Sp =5, |2 ¢]Ec.50

Ya que Spv=2/rp, entonces la permeabilidad es:

2 4
(g = [ 52
c=(5)e- (2):
_ <1>)
K_(zsg
1 ¢
= itz EC-51

193



Haciendo uso de la ecuacién de tortuosidad:
— (Ln
T=(*) Ec52
Doénde:
Lh= Camino real

L= Longitud del nucleo

La ecuacion de Poiseuille para modelo de tubo capilar tortuoso es entonces:

q= (%;4)% Ec.53

Aplicando un procedimiento similar, combinando ecuaciones, se llega a:

_ (T __¢
K = (8T)c1> y K = ZTSlngc.54
La ecuacion de Carman-Kozeny resulta:

1 3
= 2152, (1_¢)2EC.55

Usando granos esféricos, Carman hall6 que 1 puede ser aproximado a 2.5,

entonces las ecuaciones se transforman en:

K=-2 Ec56
552,

S
= %57, g7 EC57
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4.4 COEFICIENTE DE LORENZ

Schmalz y Rahme introdujeron un parametro simple que describe el grado de
heterogeneidad dentro de una seccién de arena neta petrolifera. El término es
llamado Coeficiente de Lorenz y varia entre cero, para sistemas completamente

homogéneos, y uno para sistemas completamente heterogéneos.

A continuacién se resume la metodologia utilizada para calcular el coeficiente de

Lorenz:

Ordenar todos los valores de permeabilidad en orden descendiente.

e Calcular la capacidad de permeabilidad acumulada Kh y la capacidad de

volumen acumulada Z®h.

e Normalizar ambas capacidades acumuladas hasta que cada capacidad se

encuentre en un rango entre 0 y 1.

e Graficar la capacidad de permeabilidad acumulada normalizada versus la

capacidad de volumen acumulado normalizado en una escala cartesiana.

La figura 64 muestra una ilustracion de la distribucion de capacidad de flujo. Un
sistema completamente uniforme tendria todas las permeabilidades iguales, y el
grafico normalizado de Kh versus Z®h seria una linea recta. La figura 63 indica
que el grado de contraste entre valores altos y bajos de permeabilidad incrementa
la concavidad del gréfico, esto indica que a medida que el grafico se aleja de un

comportamiento lineal el sistema presenta mayor heterogeneidad.
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Figura 64. Capacidad de Flujo Normalizada
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El gréfico puede ser usado para describir cuantitativamente la heterogeneidad del

yacimiento calculando el coeficiente de Lorenz. Este coeficiente se define

mediante la siguiente expresion:

Areapor encimade la linearecta

Ec 58.

" Area por debajo delalinea recta

Donde el coeficiente de Lorenz L puede varia entre Oy 1.

0 = Completamente homogéneo.

1 = Completamente heterogéneo.
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La figura 65 Muestra la relacion de la variacion de permeabilidad V y el coeficiente

de Lorenz L para una distribucién de permeabilidad log-normal.

Figura 65. Correlacion del coeficiente de Lorenz con la variacion de permeabilidad.
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Esta relacion puede ser expresada mateméticamente por las siguientes dos

expresiones:

Coeficiente de Lorenz en términos de la variacion de permeabilidad
Ec 59.
L =0.0116356 + 0.339794 V + 1.066405 V2 — 0.3852407 V3

Variacion de la permeabilidad en términos del coeficiente de Lorenz
Ec 60.
V = —5.05971 * 10~* + 1.747525L — 1.468855L% + 0.701023 L3
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Las expresiones anteriores son aplicablesentre 0 <L<1ly0<V<1.

4.5 PETROFACIES

El analisis de Petrofacies se define como la caracterizacion y clasificacion de los
tipos de los poros y las saturaciones de fluido segun lo revelado por las
mediciones petrofisicas de un yacimiento. La palabra "Petrofacies" hace un
vinculo explicito entre los ingenieros del petrdleo interesados con las
caracteristicas de los poros como parametro del incremento de la produccion vy el
paradigma de la facies del geblogo como una metodologia para la comprension y
la prediccion genética. En el analisis de Petrofacies, la porosidad y ejes de
resistividad de los graficos de Pickett son usados para mapear saturacion de agua,
aumento del volumen de agua y permeabilidad estimada, asi como también la

informacion disponible de presion capilar.

Cuando los puntos de datos son conectados en orden de profundidad dentro de un
reservorio, los patrones caracteristicos reflejan el caracter de la roca reservorio y
su interaccion con la columna de hidrocarburos. Una tercera variable puede ser
presentada en cada punto del Crossplot mediante la asignacién de una escala de
colores que se basa en otros registros de pozos, tales como de rayos gamma,
efecto fotoeléctrico, u otras variables derivadas. EIl contraste entre tipos de poros
del yacimiento y saturaciones de fluidos es reflejado en el cambio de patrones
sobre el Crossplot y ayudan a discriminar y caracterizar la heterogeneidad del

reservorio.

Cientos de analisis de registros de pozos facilitados por hojas de calculo y la
programacion orientada a objetos han proporcionado los medios para distinguir
patrones tipicos de ciertos tipos complejos de poros (tamafio y conectividad)

para areniscas y yacimientos carbonatados, los casos de saturacion de agua
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irreducible, y la presencia de zonas de transicion. El resultado ha sido una mejora
de los medios para evaluar el potencial de produccion, tales como la recuperacion
de petréleo “bypassed” y pozos antiguos para evaluar la zonificacion y la

continuidad

4.6 METODOLOGIAS DE SOFT COMPUTING APLICADAS PARA LA
INTERPRETACION DE LITOTIPOS A PARTIR DE REGISTROS DE POZO

4.6.1 Analisis Cluster. El andlisis cluster es un conjunto de técnicas
multivariantes utilizadas para clasificar a un conjunto de individuos en grupos

homogéneos.

Pertenece, al igual que otras tipologias y que el analisis discriminante al conjunto
de técnicas que tiene por objetivo la clasificacién de individuos. La diferencia
fundamental entre el analisis cluster y el discriminante reside en que el andlisis
cluster los grupos son desconocidos a priori y son precisamente lo que queremos
determinar; mientras que en el analisis discriminante, los grupos son conocidos y
lo que pretendemos es saber en qué medida las variables disponibles nos
discriminan esos grupos y nos pueden ayudar a clasificar o asignar los individuos

en/ a los grupos dados.

Asi pues, el objetivo es obtener clasificaciones (clusterings), teniendo, por lo

tanto, el analisis un marcado caracter exploratorio.

Se trata, fundamentalmente, de resolver el siguiente problema: Dado un conjunto
de individuos (de N elementos) caracterizados por la informacion de n variables Xj,
=1, 23,....... n), nos planteamos el reto de ser capaces de clasificarlos de

manera que los individuos pertenecientes a un grupo (cluster) (y siempre con
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respecto a la informacion disponible) sean tan similares entre si como sea posible,

siendo los distintos grupos entre ellos tan disimilares como sea posible.

Como puede comprenderse facilmente el andlisis cluster tiene una extraordinaria
importancia en la investigacion cientifica, en cualquier rama del saber. Téngase
presente que la clasificacion es uno de los objetivos fundamentales de la ciencia.
Y en la medida en que el andlisis cluster nos proporciona los medios técnicos

para realizarla, se nos hara imprescindible en cualquier investigacion.

Ya desde Linneo, las clasificaciones y taxonomias fueron piezas clave en las
investigaciones biologicas, y, en consecuencia, no puede resultarnos extrafio que
haya sido en los entornos de este tipo de ciencias donde hayan surgido las
técnicas del analisis cluster. Los trabajos de Sokal y Sneath, marcan el inicio de
las técnicas de clusterizacion, que, poco a poco, han ido extendiendo sus

aplicaciones a todos los Ambitos cientificos.

Con el analisis cluster se pretende encontrar un conjunto de grupos a los que ir
asignando los distintos individuos por algun criterio de homogeneidad. Por lo tanto,
se hace imprescindible definir una medida de similitud o bien de divergencia para

ir clasificando a los individuos en unos u otros grupos.

Ademas algunas consideraciones podran tenerse en cuenta antes de comenzar el

analisis:

Asi, debemos plantearnos si vamos a comenzar la agrupaciéon partiendo de
algunos grupos ya establecidos o si, por el contrario, comenzaremos por
considerar cada elemento individual como un clister inicial que posteriormente
iremos agrupando hasta obtener los cluster finales: Deberemos plantearnos la
posibilidad de reasignaciones a lo largo del proceso. Igualmente deberemos

establecer criterios para detener la agrupacion y para llevarla a cabo.
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Basicamente, el andlisis constara de un algoritmo de clasificacibn que nos
permitira la obtencion de una o varias particiones, de acuerdo con los criterios

establecidos.

El proceso completo puede estructurarse de acuerdo con el siguiente esquema:

e Partimos de un conjunto de N individuos de los que se dispone de una
informacion cifrada por un conjunto de n variables (una matriz de datos de N
individuos “ n variables).

e Establecemos un criterio de similiaridad para poder determinar: Una matriz de
similaridades que nos permita relacionar la semejanza de los individuos entre

si (matriz de N individuos x N individuos).

Escogemos un algoritmo de clasificacion para determinar la estructura de

agrupacion de los individuos.

Especificamos esa estructura mediante diagramas arboreos o dendogramas u

otros graficos.

Asi pues, la clave de una buena clasificacion pasara por:

a) Una buena seleccion de las variables que nos van a describir a los individuos.
En este sentido un andlisis de datos previo puede ser necesario o interesante. La
posibilidad de combinar secuencialmente el andlisis factorial y el andlisis cluster,
como se hara aqui, puede ser provechosa.

b) Poner buen cuidado en el criterio de similiaridad a utilizar.

c) Seleccionar adecuadamente el algoritmo de clasificacion.
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En Petrofisica, el analisis de Cluster (grupos) permite realizar un analisis
estadistico automético de facies en registros utilizando algoritmos de
agrupamiento. Primero debe escoger una serie de rangos claves de profundidad
para las curvas seleccionadas en uno o mas pozos y ejecutar el andlisis para
definir la zonificacibn requerida. Seguidamente se adicionan otros rangos de
profundidad de otros pozos aplicando los resultados del respectivo analisis.
(Richard et al 1997).

4.6.1.1 Ventajas del Andlisis Cluster:

e EIl analisis es realizado inicialmente en intervalos claves de pozo y otros
intervalos/pozos se adicionan utilizando los estadisticos derivados de los

pozos usados como referencia.

e Genera una sucesion jerarquica de grupos con base en similitudes de las

respuestas de registros seleccionados.

4.6.2 Redes Neuronales:

4.6.2.1 Definicion de red neuronal. Darpa (1988), define una red neuronal como
un sistema compuesto de muchos elementos simples de procesamiento los cuales
operan en paralelo y cuya funcion es determinada por la estructura de la red, el
peso de las conexiones; realizandose el procesamiento en cada uno de los nodos

o elementos de computo.

Segun Haykin (1994), una red neuronal es un procesador paralelo masivamente

distribuido que tiene una facilidad natural para el almacenamiento de conocimiento
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obtenido de la experiencia para luego hacerlo utilizable. Se parece al cerebro en

dos aspectos:

1. El conocimiento es obtenido por la red a través de un proceso de aprendizaje.
Las conexiones interneuronales conocidas como pesos sinapticos son
utilizadas para almacenar dicho conocimiento.

2. Kohonen (1998) las define como redes de elementos simples (usualmente
adaptativos) masivamente interconectados en paralelo y con organizacion
jerarquica, las cuales intentan interactuar con los objetos del mundo real del

mismo modo que lo hace el sistema nervioso bioldgico.

En sintesis se puede considerar que una Red Neuronal Artificial es un sistema de
procesamiento de informacion que tiene ciertas caracteristicas de comportamiento
en comun con las redes neuronales biolégicas. Las redes neuronales artificiales
han sido desarrolladas como generalizaciones de modelos matematicos del
conocimiento humano o de la biologia neuronal, con base en los siguientes

considerandos:

1. El procesamiento de informacién se realiza en muchos elementos simples
llamados neuronas.

2. Las sefales son pasadas entre neuronas a través de enlaces de conexion.

3. Cada enlace de conexién tiene un peso asociado, el cual, en una red neuronal
tipica, multiplica la sefial transmitida.

4. Cada neurona aplica una funcién de activacion (usualmente no lineal) a las
entradas de la red (suma de las sefales de entrada pesadas) para determinar

su sefal de salida.

203



4.6.2.2 Principio de funcionamiento. Si se tienen N unidades (neuronas),
ordenadas arbitrariamente y se puede designar la j-ésima unidad como Uj. Su
trabajo es simple y Unico, y consiste en recibir las entradas de las células vecinas
y calcular un valor de salida, el cual es enviado a todas las células restantes.

Figura 66. Esquema de una Neurona Atrtificial con sus principales elementos.

Unidad U,

Y]

Fi(Neta): Yj \——»

Unidad Uy

U Unidad U;
J

Peso Sinaptico

Las conexiones que unen a las neuronas de una RNA tienen asociado un peso,
gue es el que hace que la red adquiera un conocimiento. Considerando yi como el
valor de salida de la neurona i en un instante dado, dicha sefial es transmitida
desde la neurona i a la j pero dicha sefial es modificada por el valor del peso de la
conexion entre las neuronas en cuestion. La nomenclatura para el peso sinaptico
entre la neurona j y la neurona i es Wiji. El primer subindice (j) indica la neurona o
unidad hacia donde va la conexion. El segundo subindice (i) indica la neurona o

unidad desde donde proviene la conexion. Ver Figura 66.
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Entrada Neta

Una neurona o unidad de procesamiento se ve afectada por las salidas de las
neuronas con las cuales ella esta conectada. El efecto total de las salidas de estas
neuronas reflejado en la unidad de procesamiento que se esté analizando se

conoce como neta.

La neta se puede ver como suma de los efectos de las salidas a las cuales ella
estd conectada. La manera como se calcula la neta se puede observar en la

Ecuacion 1 (Calculo de la neta de una neurona).

Neta.; = neta.; +neta.,+ neta.s+......... netai+.......... neta.y
Neta.; = >N  neta,; Donde netai =wiji.yi Setiene
Neta,; = Y10, W.j; yi Ec. 61.

4.6.2.3 Funcion De Activacion. Entre las unidades o neuronas que forman una
red neuronal artificial existe un conjunto de conexiones que las unen. Cada unidad
transmite sefiales a aquellas que estan conectadas a su salida. Asociada con cada
unidad Uj hay una funcién de activacion (Fact), que transforma la entrada neta que
la unidad presenta como resultado de estar conectada con otras unidades que le

suministran informacion, en el valor de salida Yj.

yj (t) = Fact.j (Netal (t)) Ec. 62

Ecuacion 62. Calculo de la salida evaluando la neta en la funcién de Activacion.

205



4.6.2.4 Aplicaciéon de las redes neuronales. Las RNA con su capacidad para
deducir un significado desde datos complicados o imprecisos, pueden ser
utilizadas para detectar patrones o detectar una tendencia que es muy compleja
de hallar por una persona con modelos deterministicos o por otras técnicas
computacionales tradicionales. Una red entrenada puede ser vista como un
experto en el manejo de la informacién que se le ha dado para analizar. Este
experto puede ser utilizado para proporcionar proyecciones ante nuevas

situaciones de interés.

Entre las caracteristicas y ventajas representativas de las RNAs se tienen:

1. Paralelismo masivo: el procesamiento de la informacién es realizado por un
namero elevado de procesadores simples y veloces (neuronas) cuya potencia
de computo se centra en el alto nivel de conectividad, distribuyendo de esta

manera la representacion y el procesamiento de los datos.

2. Capacidad de aprendizaje y generalizacion: la RNA adquiere el
conocimiento de los datos analizados en el problema para modelar una
situacion o proceso. Ademas, a partir de la informacién entregada (finita) esta
en capacidad de inferir o analizar con acierto datos no presentados en la fase

de aprendizaje.

3. Auto organizacion: Una RNA puede crear su propia organizacion o
representacion de la informacibn que es recibida durante la etapa de
aprendizaje y a partir de una estructura inicial evolucionar a una nueva y mas

apropiada para la solucién del problema.

4. Operacion en tiempo real: Los calculos en una RNA pueden ser realizados

en paralelo. El disefio y fabricaciéon de dispositivos en hardware especiales
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para tomar ventaja de esta capacidad, garantizan el disefio de aplicaciones

complejas en tiempo real.

Tolerancia a fallas por la redundancia de la informacion: La destruccion
parcial de un RNA ocasiona la correspondiente degradacion del
funcionamiento de la red. Sin embargo, algunas capacidades de la red pueden

ser conservadas a pesar de tenerse un dafio grave en la misma.

4.6.3 Arboles de Decisién:

4.6.3.1 Definicién. Los arboles de decisién es una técnica que permite analizar

decisiones secuenciales basada en el uso de resultados y probabilidades

asociadas.

Se pueden usar para generar sistemas expertos, busquedas binarias y arboles de

juegos, los cuales seran explicados a continuacién:

Las ventajas de un arbol de decisién son:

Resume los ejemplos de partida, permitiendo la clasificacién de nuevos casos
siempre y cuando no existan modificaciones sustanciales en las condiciones
bajo las cuales se generaron los ejemplos que sirvieron para su construccion.
Facilita la interpretacién de la decision adoptada

Proporciona un alto grado de comprension del conocimiento utilizado en la
toma de decisiones,

Explica el comportamiento respecto a una determinada tarea de decision

Reduce el Numero de variables independientes
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Los arboles de decision se utilizan en cualquier proceso que implique toma de

decisiones, ejemplos de estos procesos son:

e Busqueda Binaria
e Sistemas Expertos

e Arboles de Juego

A continuacion se explicara el principio de funcionamiento de los arboles de
decision aplicados en sistemas expertos, los cuales son los mas utilizados a la
hora de identificar los tipos de roca (litotipos) presentes a partir de la

interpretacién de registros de pozo, en los campos muestra de estudio.

4.6.3.2 Arboles de decisién utilizados en sistemas expertos. Los arboles de
decision se utilizan en sistemas expertos porque son mas precisos que el hombre
para poder desarrollar un diagnostico con respecto a algo, ya que el hombre
puede dejar pasar sin querer un detalle, en cambio la maquina mediante un

sistema experto con un arbol de decision puede dar un resultado exacto.

Una deficiencia de este es que puede llegar a ser mas lento pues analiza todas las

posibilidades pero esto a su vez es lo que lo vuelve mas preciso que al hombre.
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5. CALCULO DE PROPIEDADES PETROFISICAS

5.1 ARCILLOSIDAD

5.1.1 Determinacion De La Arcillosidad. La arcillosidad es una mezcla de
arcilla y limo, se denomina también como contenido de arcilla o “shale” en la
roca, afecta la roca-almacén de diferentes maneras segun si la arcilla o “shale” es
laminada, dispersa o estructural. Generalmente la arcillosidad esta asociada a
disminuciones de permeabilidad y de porosidad efectiva en la roca-almacén. Los
principales efectos de la arcillosidad en los registros y su aplicacion como
indicadores de arcillosidad fueron vistos en el del Capitulo 2 cuando se escribieron
las herramientas de registro. El volumen Vsh de arcilla en la formacion incluye a la
arcilla asi como los silicatos de aluminio del limo; los granos de cuarzo del limo no
son arcilla, por lo que parte del limo en la formacién es incluido en la arcilla
mientras que la otra parte debe ser incluida en la roca almacén. Este volumen es
expresado como fraccién del volumen de la roca, con valores entre 0y 1, y asi se
debe utilizar en todos los célculos. En la practica se multiplica por 100 y se lo
especifica en porcentaje. Por ejemplo: Vsh = 0.15 = 15%. Generalmente se asume
que, dentro de intervalos limitados, los parametros de registros en las arcillas

permanecen constantes.

Se denominan indicadores de arcillosidad a las expresiones utilizadas para
determinar el volumen Vsh de arcilla en la formacion. Todos los registros pueden
ser utilizados como indicadores de arcillosidad en el yacimiento. Sin embargo,
para poder cuantificar con precision la arcillosidad a partir de un registro particular
es necesario que las condiciones sean favorables para ese registro en especial.
Cuando la arcillosidad se ha calculado por medio de varios indicadores de

arcillosidad se debe adoptar el menor valor entre los obtenidos en un intervalo
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para tener una buena aproximacion del valor del volumen de arcilla en el intervalo

considerado.

Indicadores de arcillosidad independientes

Se denominan indicadores de arcillosidad independientes a los indicadores

obtenidos de un Unico registro. Los mas comunmente utilizados son:

5.1.2 Indicador de arcillosidad obtenido de la resistividad profunda. La
ecuacion general para el calculo de la arcillosidad por medio de la resistividad es

la siguiente:

1

Vsh = E\/Rfsh x Bimax-Rlog Ec: 63

Rt Rtmax— Rtsh

Donde:

Vsh Fraccion de arcillao <Vsh< 1

Rt es la resistividad de la formacion arcillosa, obtenida del registro en ohm-m

Rtsh es la resistividad de la arcilla adyacente ohm-m

Rtmax es la mayor lectura registrada en la zona a analizar en ohm-m

b es un coeficiente que depende de la relacién Rtsh /Rt, con valores 1 <b <2

Este indice de arcillosidad serd muy cercano al verdadero cuando la roca tenga
poco contenido de agua, por ejemplo en formaciones de baja porosidad o altas

porosidades con alto contenido de hidrocarburos.
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5.1.3 Indicador de arcillosidad obtenido del Registro del potencial
espontaneo. En areniscas acuiferas de resistividad baja a moderada con arcilla
laminada o “laminated-shale”, puede determinarse la arcillosidad con la siguiente

expresion:
. SPLog—SPclean

: ..... Ecuacion 64
SPshale—SPclean

VSHsp

Vshsp es la arcillosidad o volumen arcilla en la formacion, 0 < Vsh <1
SPlog es la separacion indicada por la curva de SP respecto en mv
SPclean es el ‘valor estatico’ de SP; es la separacion maxima de la curva de SP

en formaciones limpias de gran espesor, en mv

La ecuacion 64 interpreta en términos de arcillosidad la separacion indicada por la
curva de SP respecto a la ‘linea base de arcillas’ en las zonas permeables, la cual

disminuye al aumentar la arcillosidad.

La arcillosidad Vsh definida por esta expresion serd mayor que el verdadero
volumen de arcillas en formaciones conteniendo hidrocarburos, donde la
separacion respecto a la ‘linea base de arcillas es menor que lo calculado por la
ecuacion 64, ademas, las arcillas dispersas también produce una separacion

menor que la esperada.

El método del SP es el segundo método para determinar la arcillosidad mas
popular después del método de gamma ray. EI SP es reducido por la alta
resistividad, a veces asociada a hidrocarburos o formaciones apretadas, luego
este registro puede dar resultados més altos que lo normal. EI método tiene poca
resolucién en zonas de agua de formacién dulce, y en pozos perforados con lodos

salados, este método aplica para arenas radioactivas pero no para carbonatos.
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5.1.4 Indicador de arcillosidad obtenido del Registro Gamma Ray. El registro
gamma ray puede ser utilizado como un indicador de la arcillosidad, asi como
también el registro gamma ray espectral compensado. El registro gamma ray es el
mas usado para calcular la arcillosidad de las formaciones, sin embargo no da
buenos resultados en zonas de dolomitas, arenas radioactivas o en formaciones
con alto contenido de feldespato, en todos estos casos, el analisis con el registro

gamma ray espectral corrige suple estas deficiencias.

5.1.4.1 Crossplot Neutron-Densidad- Gamma Ray. La grafica de tipo Crossplot
entre los registros de densidad y Neutron de la figura 67 muestra como se puede
visualizar el contenido y los diferentes tipos de arcilla en las zonas
correspondientes a los puntos de acuerdo con los siguientes criterios en base a

las lineas y dibujos sobrepuestos sobre la gréafica:

Figura 67. Determinacion de la arcillosidad por medio del grafico cruzado de

Densidad- Neutron- Gamma Ray.
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Fuente: Modificado Viro Consultoria, (1997).
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Esta grafica tiene en el eje Y la densidad y en el eje x el registro neutrén, pero
como herramienta adicional los puntos mostrados en el eje z, tiene un color
diferente de acuerdo al valor de gamma ray correspondiente, a medida que
este valor aumenta el color pasa de naranja a rojo luego a rojo oscuro y por

altimo a negro.

Se asume para esta grafica que el andlisis de litologia arrojo que

correspondian a matriz de arcilla.

El punto A ubica la zona en la cual los puntos pertenecerian a una formacién

compuesta de 100% matriz de cuarzo.

El punto B ubica la zona en la cual los puntos pertenecerian a una formacion
compuesta de 100% arcilla esto se puede corroborar con el color marrén de los

puntos que de acuerdo a la escala de colores presenta un alto Gamma Ray.

El punto C ubica la zona en la cual los puntos pertenecerian a una formacién

sin arcillas con una porosidad de alrededor 20%

El contenido de arcillas dispersas aumenta desde el punto C hasta el punto D.
El contenido de arcillas laminares aumenta desde el punto C hasta el punto B.
El contenido de arcillas estructurales aumenta desde el punto C hasta el punto
E.

Finalmente el contenido de arcilla se puede calcular de acuerdo con la siguiente

ecuacion:

RHOBLog+(NPHIlox(RHOBmat—RHOBf1))-RHOBmat
VSHdn: ( )

: Ecuacion 65
RHOBshale—RHOBmat+(NPHIshalex(RHOBmat—RHOBf1))
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Donde:

RHOBIlog corresponde a la lectura del registro de densidad en gr/cc

NPHIog es la lectura del registro Neutron en fraccion.

RHOBmat es la densidad de la matriz en gr/cc

RHOBTfl es la densidad del fluido de la zona invadida (generalmente filtrado de
lodo con densidad de 1 a 1.1 gr/cc)

RHOB shale densidad de la arcilla gr/cc

NPHshale lectura del registro neutron en zonas de 100% arcilla.

5.1.5 Otros indicadores de arcillosidad:

Indicador de arcillosidad obtenido de s6nico-densidad

Esta combinacién es equivalente a la densidad-neutrén y se la recomienda para
ser utilizada cuando no existe registro de neutron, reemplazando los parametros
de neutrdn por los de sénico en la ecuacion. El ‘indicador de arcillosidad obtenido
de sonico-densidad’ vshSD tiene la caracteristica de ser menos sensible a los
cambios de litologia. Al igual que para densidad-neutron, no se recomienda usar

este indicador en zonas con pozo en malas condiciones.

Indicador de arcillosidad obtenido de neutréon-sénico

Esta combinacion es equivalente a la densidad-neutron y se la recomienda para
ser utilizada cuando no existe registro de densidad, reemplazando los parametros
de densidad por los de soénico en la ecuacién. Al igual que para densidad-neutrén
y sonico-densidad, no se recomienda usar el ‘indicador de arcillosidad obtenido de

neutrén-sénico’ vshNS en zonas con pozo en malas condiciones.
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5.2 CALCULO DE LA POROSIDAD EFECTIVA

En este capitulo seccion se revisaran estas ecuaciones formuladas ahora para la
porosidad efectiva, porosidad que no tiene en cuenta la porosidad no conectada,
como por ejemplo la porosidad que se da en las arcillas. A continuacién se

explican los métodos no combinados para realizar el calculo de porosidad.

5.2.1 Registro sénico. La lectura del registro del tiempo de transito de las ondas
acusticas proporciona una lectura general de esta medida en la formacién, esto
quiere decir que esta medida estard afectada por todos los componentes de la
formacion, matriz fluido en los poros y arcilla de haberla. Luego este valor

registrado es igual a:

Atjog =Vmax Aty + GAts + VshxAtg, oo ... EC 66

Entonces la porosidad efectiva por medio del registro de densidad se debera

calcular como:

Bus: (Atjog— Atma)—Vsh X (Atsy— Atma)
es. (Atﬂ— Atma) .............

Donde

d.s= Porosidad efectiva, en fraccion

Aty,, = Tiempo de transito medido por el registro ps/ft

Vsh = fraccion de arcilla

At = Tiempo de transito en las arcillas contenidas ps/ft

At,, .= Tiempo de transito en la matriz ps/ft

Atg= Tiempo de transito en el fluido generalmente la del filtrado de lodo (en el
caso de presentarse gas o hidrocarburos se debe corregir haciendo que este sea

menor y mas representativo del verdadero fluido). ps/ft
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5.2.3 Registro Neutrén. La ecuacidon del célculo de la porosidad a partir del
registro neutron debe ser modificada de la siguiente forma para obtener valores de

la porosidad efectiva, al corregirlos por el volumen de arcilla:

Genv = Drog- VSh X bsppevnncnnniniinii, Ec: 68

Donde

¢.n= Porosidad efectiva, en fraccion
&104= porosidad medida por el registro
Vsh= Fraccion de arcilla

b = Porosidad neutron registrada en las arcillas contenidas

5.2.2 Crossplot Neutron-Densidad:

Forma analitica

Existen métodos sencillos para la estimacion de la porosidad efectiva utilizando
tanto las lecturas del registro densidad como las lecturas del registro neutron.
Cuando la determinacién de la litologia de cémo resultado una matriz calcita, se

deben utilizar las siguientes ecuaciones para el calculo de la densidad:

PHIE : (P”’d“;’a”’ neq) . Ec. 69

Para zonas de gas o cuando PHInec< PHIdec la porosidad efectiva sera igual a:

2 2v1/2
PHIE : (LHIdectPhinec L Ec. 70
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Donde

Phie = porosidad efectiva

Phidec = porosidad efectiva calculada con el registro de densidad, un valor de
densidad de matriz correspondiente al de la calcita

PHInec = es la porosidad efectiva calculada a partir del registro neutrén.

En el caso de las arenas arcillosas la ecuacion se modificaria de esta forma:

. (dnshX dep)—(dpsh X Pen)
de: overx o) Ec71

Donde

$.= la porosidad efectiva

d.p= la porosidad calculada con el registro de densidad con matriz cuarzo
dpsn = la densidad de las arcillas

den= la respuesta del registro neutron

dnsh = la respuesta del registro neutron en una zona de arcillas

En este caso si existen zonas de gas la ecuacion 4.19 también aplicaria. Otra

modificacion a la curva 4.18 que aplica para cualquier litologia es la siguiente

PHIE : PHIEdec (£HInec PHIdec) Ec. 72

Forma gréfica:

La forma gréfica de determinar la porosidad mediante una combinacién de los
registros neutron y densidad se basa en la sobre posicion de puntos en una
gréfica predisefiada con curvas preestablecidas para cada litologia. En esta
gréfica, la nube de puntos se sobre pone a la linea que indica una litologia de

areniscas, estas lineas tienen estan divididas en unidades de porosidad, en este
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ejemplo los puntos caen en una zona de porosidad entre 10 y 15%. Estas graficas
también estan construidas para las combinaciones Neutron- Soénico y Sonico
Densidad

Recomendaciones para el calculo de la porosidad efectiva.

El método mas usado en la determinacion de la porosidad es el método de la
combinacion entre el registro neutron y el registro de densidad. Sin embargo para
poder usarlo las condiciones del pozo han debido ser buenas a la hora de tomar
los registros. También se debe tener en cuenta el efecto del gas, estos métodos
no se dan resultados confiables en zonas de gas. Algunos efectos de los

hidrocarburos livianos sobre las medidas se mencionan a continuacion:

e En el registro neutron hacer que la porosidad sea menor que la real
e En el registro sonico hace que la porosidad sea mayor que la real

e En el registro sonico hace que la porosidad sea mayor que la reales.

El orden de preferencia de los métodos para el calculo de la porosidad efectiva

debe ser:

1. Crossplot Neutron Densidad Si las condiciones del pozo son buenas.

2. Crossplot Densidad Sénico, si el neutrébn no estd disponible y si no hay
presencia de gas)

3. Crossplot Sonico neutron en carbonatos o en condiciones de hueco
defectuosas que hacen invalido el registro de densidad.

4. Registro de densidad si las condiciones de pozo son buenas.
Sonico en pozos con malas condiciones o si no hay otro disponible.

6. Neutron en pozos con malas condiciones o si no hay otro disponible
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5.3 DETERMINACION DE PARAMETROS DE RESISTIVIDAD

5.3.1 Interpretacién de los perfiles de resistividad. Lo importante en este punto
es saber a qué zona del yacimiento estd leyendo cada uno de los registros de
resistividad, si bien las herramientas tienen un rango en la longitud de diametros
de invasion, es importante determinar si se da o no la invasion del filtrado de lodo;
en las zonas permeables y porosas el filtrado de lodo entra en la formacion por
diferencias entre la presion hidrostética y la presion del yacimiento. La fraccion del
fitrado de lodo desde la cara del pozo hasta el radio de invasiébn se puede
esquematizar por medio de la figura 67c. en esta se puede observar que
inmediatamente después de la cara del pozo se tendra una saturacion maxima de
filtrado de lodo que sera igual a la 1 menos la fraccion del aceite residual en caso
de haberlo. Los perfiles de resistividad, es decir la resistividad en funcién de la
distancia desde el pozo hacia a dentro en la formacion en un pozo perforado con
un lodo base agua fresca se pueden esquematizar por medio de la figura 67b. en
ella se puede ver que en zonas de hidrocarburos la resistividad Rt sera mayor que
la resistividad en la zona de transicion y esta sera mayor a la vez que la
resistividad somera, en cambio en una zona de agua para este mismo tipo de lodo

las lecturas seran inversas.

Es importante recordar que, aunque con mucha frecuencia se puede tomar ILD 6
LLD como representativos de Rt (y tomar MSFL como representativo de Rxo0),
existen casos en que esto no es correcto y el intérprete puede cometer un grave
error. La misma situacién se repite con la separacion de las curvas de resistividad
indicando invasion. Esto ocurre con mucha frecuencia, aunque también puede
haber invasion (y produccion de hidrocarburos) sin que ocurra la separacion de las

curvas de resistividad.
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Figura 68. Interpretacion del proceso de invasion.
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Es importante recordar que, aunque con mucha frecuencia se puede tomar ILD 6
LLD como representativos de Rt (y tomar MSFL como representativo de Rx0),
existen casos en que esto no es correcto y el intérprete puede cometer un grave
error. La misma situacién se repite con la separacion de las curvas de resistividad
indicando invasion. Esto ocurre con mucha frecuencia, aunque también puede
haber invasion (y produccion de hidrocarburos) sin que ocurra la separacion de las

curvas de resistividad.
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Figura 69. Ejemplo de interpretacion de las curvas de resistividad.
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5.3.2 Determinacion de la resistividad del agua de formacién. Los célculos de
saturacion de agua estan directamente relacionados con las resistividades, tanto
del agua de formacion como del crudo y del lodo y su filtrado. Existen varios
métodos para determinar el valor de la resistividad del agua de formacién a partir
de registros en lodos a base de agua. A continuacion se presentan cuatro de estos
métodos. Ademas, las compafias que prestan servicios de registros publican

graficas para estimar el valor de Rw segun estos métodos.

5.3.2.1 Con el registro de SP. Cuando no se conoce el valor de la resistividad
Rw del agua de formacioén, este valor puede ser calculado con el registro de SP;
cuando se conoce Rw el registro de SP puede ser validado verificando el valor de
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Rw ya conocido. Para ello, en zonas permeables, limpias y acuiferas, se parte de
la separacién de la ‘linea base de arcillas’, medida en mv, que se produce en
estas zonas y del valor de la resistividad Rmf del filtrado (convertido a la
temperatura de la zona en estudio) para calcular el valor de la resistividad Rw del

agua de formacion:

Si Rwe >0.12

Rw = [ZXRwers) . Ec. 73
(146—337 x Rwe)

SiRwe <=0.12
Rw = - (0.58 — 100-69*Rwe=0.24) ... Ec. 74

Donde Rwe es igual a:

w = (146xRmf +FT-5) Ec. 75

(77% Rmf @ FT+77) x10 ( . Olg_iglzezagm).;

Rmf@FT es la resistividad del filtrado de lodo corregida a la temperatura de
formacion. Ohm-m.

FT es la temperatura de formacién en °F

SP clean es la lectura del registro SP en la zona més limpia del SP

RWe es la resistividad de agua equivalente en ohm-m

Rw es la resistividad del agua a temperatura de formacién en ohm-m
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5.3.2.2 Usando la gréafica de Pickett. La saturacion por el método de Archie
para arenas limpias se calcula con la ecuacion 1.18. Esta ecuacion se puede
modificar de la siguiente forma para encontrar tanto el parametro de cementacion
como la resistividad del agua de formacién teniendo el registro de densidad

profunda y el calculo de la porosidad de la siguiente forma:

Sw = (¢m'RW) o Ecuacion... 76
Rt

Log(Rt) = -mxlog($)+ log(ax Rw) —n x log (Sw) ......... Ec. 76 b

En formaciones saturadas 100% con agua Sw=1y se elimina el Gltimo término y

gueda:

Log(Rt) — -mxlog(d) + log(a x Rw) Ec. 76¢C

Y_> pendiente x X _>Intercepto

Un ejemplo de este método se puede observar en la figura 70. En esta figura se
grafica Rt vs Porosidad efectiva en escala logaritmica, los colores de los puntos

indican el valor del registro Gamma Ray
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Figura 70. Grafica Pickett para la determinacién del RW.
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Fuente: Modificado de Soto Becerra (2001).

5.3.2.3 Con el calculo de la resistividad aparente de agua. EIl valor de la
resistividad Rw puede ser determinado con la ‘resistividad aparente del agua’ Rwa
que es obtenida dividiendo en cada nivel los valores de la resistividad profunda por
el factor de formacion F determinado a partir de la porosidad en cada nivel. En las
zonas limpias y acuiferas ocurren los valores minimos de Rwa y resulta Rw =

Rwamin mientras que en zonas con hidrocarburos resulta Rwa > Rw

5.3.2.4 Analisis de agua de producciéon. Quizds el método mas seguro para
medir Rw se obtiene de muestras de agua de produccién. Sin embargo, se debe
tener cuidado para que la muestra sea tomada correctamente y no esté

contaminada, ademas que el valor de Rw sea corregido a BHT.

224



5.4 DETERMINACION DE LA SATURACION

Existen varios métodos para el célculo de la saturacion por medio de los registros.
Ademéas como ya lo vimos por medio de los analisis de corazones también se
puede medir la saturacion de agua. En cuanto a los métodos analiticos de los
registros todos parten de la ecuacion de Archie vista estudiada en el primer

capitulo.

5.4.1 Ecuacion de Archie. Para seleccionar como método de célculo la ecuacién
de Archie se deben tener algunas consideraciones. En este punto de la
metodologia que se ha estudiado, ya nos ha dado las herramientas que con las
cuales se puede establecer los parametros a y m de tortuosidad y cementacion
relacionados con la roca. El pardmetro n esta relacionado con la historia de
saturacion de los fluidos y con su Mojabilidad en las rocas. Las formaciones
mojadas por agua a veces presentan valores de n < 2 mientras las formaciones
mojadas por aceite presentan un valor de n >2. Para determinar n de un corazon
la relacion Ro (resistividad de la roca saturada 100% de agua salada) y Rt se
mide a diferentes saturaciones de agua. Aplicando el logaritmo a la ecuacion 1.16

resulta:

nx log(Sw) = Log(RO/ Rt)........ccceivininnnn.. Ec. 77

La grafica de Sw vs Ro/Rt debera generar una tendencia de puntos lineal cuya

pendiente arrojara el valor de n.

De esta forma ya se puede evaluar la ecuacién de Archie para la saturacion, con

la condicién de que la zona a evaluar sea una zona de limpia de arcillas.
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5.4.2 Método de la relacion de resistividades. ElI método de la relacion de
resistividades fue inventado por Maurice Tixier. Es bastante util debido a que
permite el calculo de la saturacion de agua sin un valor de porosidad. Partiendo de
la ecuacion de Archie tanto para la zona invadida como para una zona limpia y

dividiendo sus valores entre si se tendria la siguiente ecuacion para un nigual a 2:

(Sxo/ Sw) = (Rmf / Rw) x (RY/ RXO)......veoveve .. Ec.78

Gracias a que sé que se determind una ecuacién empirica que relaciona a Sw con

Sxo asi:

La ecuacion 78 puede modificarse de la siguiente forma:

Sw= (Rw/ Rmf) % (RX0/ RY)....eveeeeovreer) Ec.80

5.4.3 Modificaciones a la ecuacién de Archie. Las siguientes ecuaciones (tabla
22) permiten evaluar las saturaciones de agua en las zonas lavada y virgen de

formaciones arcillosas.

La diferencia basica entre estas tres ecuaciones es la forma en que cada una trata
la arcillosidad, ya que las tres ecuaciones producen el mismo resultado (la
ecuacion de Archie) cuando el volumen de arcilla es cero. La experiencia local
normalmente indica cual de las ecuaciones es la que produce mejores resultados
en cada area. En caso de no existir experiencia local y/o si aparecen
discrepancias entre los valores determinados por métodos mas directos y los

valores calculados en formaciones arcillosas con una de las ecuaciones de
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saturacion, debe intentarse otras ecuaciones para verificar cual es la mas

adecuada a las condiciones particulares de cada yacimiento.

5.4.4 Ecuacién Waxman Smits and Thomas. Waxman Smits and Thomas
trabajaron en la idea de derivar un término de la conduccion de las arcillas que
corrija la disminucién de la resistividad. La ecuacién fue desarrollada de
observaciones de experimentos de laboratorio y mediciones y define la saturacion

de agua como:

—_n| 2 Rw
Sw = o X —Rt(1+ D Ec 81

Tabla 22. Modificaciones de la ecuacion de Archie para céalculos de saturacion de

agua en formaciones con arcilla.

Ecuacion Zona Virgen Zona Lavada
_ 1 vsh(1-5°" m/2 1 Vsh(-%") m/2
Indonesia | — = ( s A .SI/? — =" P i G
VRt VRsh Va.Rw VRt VRsh Ja. Ry
1 V2 m/2 1 VZ m/2
Nigeria — = < 4 ¢ ).S‘,’;/z ——= < "o S Sul?
VRt \VRsh  +a.Rw VRt \VRsh  [a.R,,
2 ¢n/2 m/2 2 ¢n/2 m/2
Simandoux | — = Vsh'Sw + ¢ 1 VaSw N ¢
\/m RSh a. RW (1 — Vsh)Z) \/m RSh a. Rmt- (1 — Vsh)z)

Fuente: Modificado de Viro-Consultoria, 1997

Esta ecuacion debe ser resuelta de forma iterativa. Donde b es la conductancia
equivalente de los cationes de intercambio de arcilla (CEC) y Qv es el CEC de la
roca por unidad de volumen. La principal desventaja de este método es que
necesite de una base de datos grande de medidas de CEC en las muestras de

corazones. Esto lo hace ser un método poco atractivo, pero es importante porque
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fue el comienzo de los modelos e doble agua, modelos que no se trataran en este

proyecto por necesitar de bases conceptuales que no se han estudiado.

5.5 SATURACION DE HIDROCARBUROS

La evaluacion petrofisica dedica gran parte de sus esfuerzos en la determinacion
de la saturacién de agua, cuando lo que se esperaria es que lo que se calcule es
la saturacion de hidrocarburos. Esta anomalia parte del hecho que las principales
herramientas para estimar saturacion de hidrocarburos son los registros de
resistividad y de que la corriente eléctrica fluye en el agua y no en el aceite. Sin
embargo al estimar la saturacion de agua y restarla a la unidad se puede
establecer la saturacion de hidrocarburos.

Sw=1-S50
Sxo=1- So,..... Ec.82

En el caso de ser una formacidén de aceite la saturacion de aceite y la saturacion
de aceite residual se pueden calcular por medio de la ecuacion 81.

5.5.1 Ubicacién de contactos:

5.5.1.1 Registros de resistividad. La disminucion de la resistividad en una zona
permeable puede indicar el contacto agua- aceite ya que el agua es menos
resistiva que el aceite.

5.5.2 Estimacion de la permeabilidad. En el primer capitulo de este proyecto se

definié el concepto de permeabilidad y su relacién con la porosidad. En el reporte

2 se estudiaron los métodos que se usas para la determinacion de la
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permeabilidad a nivel de laboratorio. Luego nos resta hablar de las formulaciones
empiricas para el calculo de la permeabilidad a partir de la relacion entre la

porosidad y la permeabilidad.

5.5.2.1 Formulacion de Timur. Se plantea en general que para cierto tipo de
formaciones la permeabilidad se incrementa con la porosidad. Sin embargo, esta

también depende de otros factores como el tipo de grano.

La relacion que tiene la saturacidén de agua irreducible con el area de superficie ha
llevado a que se desarrollen correlaciones empiricas para el calculo de la
permeabilidad. A partir de la relacion anterior Timur desarrollo ciertas
correlaciones a través de sus mediciones de laboratorio para mas de 150 cores
tomados de diferentes arenas de California, Colorado y la Costa del Golfo. Los
resultados de sus correlaciones entre porosidad, saturacion de agua irreducible y

permeabilidad.

De acuerdo a los datos medidos de las diferentes arenas Timur (1968) propuso la

siguiente relacién para el célculo de permeabilidad.

K = (M) 2o Ec 83

Swi

Donde:

k = Permeabilidad (md).

¢= Porosidad (Fraccion).

Swi= Saturacion de agua irreducible.

Donde K esta en md y tanto la porosidad como la saturacion de agua irreducible
en fraccion. Esta relacion predice la medida de la permeabilidad con un factor de

desviacion de 2, lo cual es una buena estimacién de dicho valor.
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Por otra parte, Tixier (1969) propuso una relacion empirica alternativa para el

calculo de permeabilidad, expresion que se muestra a continuacion:

K= (M) 2l Ec.84

Swi

Se observa en las anteriores graficas que para los mismos valores de porosidad y
de saturacion de agua irreducible se obtienen las mismas respuestas de
permeabilidad excepto en los extremos de la permeabilidad. En general tanto la
ecuacion de Timur como la de Tixier muestran las mismas aplicaciones tanto para

pozos productores de aceite y productores de gas.

Los valores de permeabilidad obtenidos de las ecuaciones se pueden disminuir en
un orden de 3 a 10 cuando se espera que la produccion sea gas. Esto puede
deberse a que el flujo de gas cerca a la cara del pozo es normalmente turbulento,
y estas relaciones aplican para flujo laminar. En este caso se recomienda utilizar la

siguiente expresion para el calculo de K:

K= pg4 (ilf) 2 Ec.85

Dénde:
pg = Densidad del gas en gr/ cc
¢ = Porosidad

Swi= Saturacién de agua inicial.

5.5.2.2 Método de Tixier. Para yacimientos con empuje de gas en solucion, se
han hecho estudios que han concluido en que la ecuacion de Tixier es aplicable
modificando el término de la saturacion de agua irreducible por el término de
saturacion de agua. Esto se puede afirmar puesto que todos los puntos de la

formacion de interés estan por encima de la tabla de agua, es decir, que estos se

230



encuentran a la saturacién de agua irreducible. Dentro de la ecuacion las variables
de porosidad y de saturacion de agua deben ser efectivas para aproximarse mas
al valor real de permeabilidad puesto que no es posible descartar el contenido de

arcilla en la formacion. La ecuacion se presenta de la siguiente manera:

K2 = (M) 2, Ec.86

Swe

Donde:
K= Es la permeabilidad de la formacién (md).
¢e= Es la porosidad efectiva e la formacion.

Swe= Es la saturacion de agua efectiva.

5.5.2.3 Otras formulaciones para la estimacion de la permeabilidad. La
formulacion base de la que parten los estudios de Timar y Tixier es la formulacién
general de Wyllie y Rose (1950) que se publicé diez afios antes, esta define a la

permeabilidad de acuerdo con:

Donde a, b y ¢ son parametros que dependen de factores como el tamafio de
grano, la distribucién de tamafios de grano, saturacién de fluidos y los procesos
diagenéticos. A partir de esto varios autores han hecho pruebas en corazones y
han formulado las ecuaciones a partir de la modificacion de estos parametros,

algunas de ellas son las de Tixier y Timur y la de coates:

K= (52 e Ec.88

Swi
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Recomendaciones para laintegracion de lainformacién

A lo largo de este estudio se han descrito y mencionado cuatro fuentes de
informacion con respecto a la permeabilidad. Entre las descritas estan los analisis
de corazones y las ecuaciones empiricas: Entre las mencionadas estan las
pruebas de formacién y las pruebas de presion. Cuando se compara la
informacion resultante de estas fuentes se deben tener en cuenta los tres

siguientes factores.

1. El factor de escala: Cada fuente de medicién de la permeabilidad tiene una
escala de medicion en el yacimiento, es decir que hacen una medicion de la
permeabilidad asociado a un determinado volumen del yacimiento. En el caso
de las pruebas de presion mide la permeabilidad en una macro escala, el
problema radica en que cada medicion tiene asociado un grado de
heterogeneidad distinto. Esto se debe tener en cuenta a la hora de comprar los

resultados.

2. Ambiente de medida: Los factores que afectan la medicion de la
permeabilidad de cada una de las fuentes de informacion no son los mismos.
Los analisis de corazones son llevados a cabo a presién y temperatura
ambiente, mientras los otros metros que usan los registros de pozos son hacen
mediciones a condiciones de yacimiento. Otro parametro importante es la
saturacion de fluidos, la permeabilidad en los corazones, es medida en
muestras 100% saturadas con un solo fluido, dando como resultado valores de
permeabilidad absoluta, mientras que por ejemplo las pruebas de presion
proveen informacién de la permeabilidad a condiciones de saturacién de

yacimiento.
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3. El tipo de la medida: los andlisis de corazones efectian una medicion directa
de la permeabilidad mientras que los otros generan datos de permeabilidad

medidos indirectamente.

A pesar de todo esto los resultados de todas las fuentes de informacién deben ser
tenidos en cuenta en el momento de hacer comparaciones. Si las mediciones en
los corazones son de buena calidad (las muestras son consolidadas) el resto de
mediciones a partir de los registros deberian ser calibradas a partir de estas.

5.6 DETERMINACION DE LA PRODUCTIVIDAD POR MEDIO DE CUT-OFF

Después de haber determinado que en una zona existen Hidrocarburos y después
de haber calculado la saturacion de agua (Simandoux), la porosidad efectiva, el
volumen de arcilla y la permeabilidad en funcion de la profundidad del pozo se
debe define en que zonas se pueden producir los hidrocarburos. Estas zonas se
destacaran por su calidad de productoras. Su calidad de productoras se las va a
dar los valores que tenga de Sw, ¢e, Vsh y K. A la suma de los espesores de
estas zonas se les conoce como net Pay o intervalo neto productor. Para saber
que zonas del pozo son productoras se debe definir unos limites para cada
propiedad (cut off), que de estar por debajo o por encima la formacién zona sera o
no productora. El cut off de saturacién de agua por lo general suele ser del 4% es
decir que las rocas con mayor contenido de agua se tendran en cuenta como
intervalo neto productor. El cut off del volumen de arcillas generalmente es de 60%
es decir que si la zona tiene un contenido de arcilla mayor, no sera productora. Sin
embrago en cuanto a la porosidad y a la permeabilidad no hay un valor que se use
como regla general, la seleccion de los cut- off depende mucho de la experiencia
regional, es decir de las condiciones a las cuales han producido los pozos

cercanos.
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Para las zonas que superan los limites de productibilidad se hacen célculos de las
propiedades promedio; esto junto a la relacion entre el espesor neto productor
(neto) y el espesor total de la zona de interés (bruto), a esta relacion se denomina
como N/G y casi siempre se hace un estudio de interpretacidn petrofisica, nos da
la idea cual es el porcentaje de la zona de interés que puede ser productiva.

En la figura 86se puede ver un ejemplo de este andlisis efectuado para el pozo D-
10, los cut off utilizados fueron 33.8% para la saturacion de agua, 26.9% para el
contenido de arcilla, 9.8% para la porosidad y 20 md para la permeabilidad esto
obtuvo como resultado un espesor neto de 27.5 pies y un N/G igual a 0.175, esta
gréfica se construy6 a partir del modulo Basic Log Analysis de la herramienta de
Interpretacion. La linea azul en la grafica representa el contacto agua aceite. Y el
Net Pay “Franja Roja representa el intervalo productor de hidrocarburos.
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6. APLICACION DE LAS METODOLOGIAS

En el presente capitulo se presenta la informacion de registros de pozo y ndcleos
de perforacién de los cinco (5) campos maduros (campos muestra de estudio), en
la cual se aplico la metodologia desarrollada en el desarrollo del presente
proyecto, teniendo en cuenta cada una de las fases mencionadas en el capitulo
1.3, las cuales serdn mencionadas nuevamente a lo largo de este capitulo con el
fin de mostrar el procedimiento aplicado a la informacion disponible en cada una

de sus etapas.

6.1 FASE |. RECOPILACION, CARGA Y EVALUACION DE LA INFORMACION
DISPONIBLE

Esta etapa comprende la recoleccion, inventario, carga, control de calidad y
evaluacion de la informacion de los campos muestra, integrada por los perfiles,
datos del ambiente de perforacibn consignados en los encabezados de los

registros originales.
A continuacion se presenta el inventario de la informacion para cada uno de los

pozos que conforman los campos muestra de estudio, teniendo en cuenta el afio

de adquisicién de los registros de pozo y las curvas disponibles en cada pozo.

235



Grafica 1. Inventario de la informacion para cada uno de los pozos que conforman

los campos muestra de estudio
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6.1.1 Informacién Original De Curvas Obtenida De Los Campos Muestra:

CAMPO B

Tabla 23. Inventario de curvas Campo B.

Campo /Fecha

de
perforacién

1961

1961

1963

1963

1970

1974

1974

1975

1977

1977

1977

Pozos

/Unidades

B-1/Ft

B-2/Ft

B-3/Ft

B-4/Ft

B-5/Ft

B-6/Ft

B-7/Ft

B-8/Ft

B-9/Ft

B-10/Ft

B-1/Ft

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

LAS

Formato de
Visualizaciéon
de registros

237

Inventario
de Curvas
Carril 1

CAL-SP

CAL-SP

GR-SP

GR-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

CAL-SP

Inventario de
Curvas
Carril 2

ILD-CILD-SN-
RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-LN-RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-SN-
RT
ILD-CILD-
MINV-MNOR-
SN-RT
ILD-CILD-SN-
RT
ILD-CILD-SN-
RT

Inventario
de Curvas
Carril 3

DT

NPHI

DT

NPHI

DRHO-NPHI-
RHOB

DRHO-
RHOB

DRHO-
RHOB
DRHO-
RHOB

DRHO-
RHOB
DT



CAMPO C

Tabla 24. Inventario de Curvas Campo C

Campo
/Fecha de
perforacién

1974
1974
1975
1975
1977
1977
1977
1977
2008

2008
2008

CAMPO D

Pozos
/Unidades

C-1/M
C-2/M
C-3/M
C-4/M
C-5/M
C-6/M
C-7M
C-8/M
C-9/M

C-10/M
C-11/M

Formato de
Visualizacién
de registros

LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS

LAS
LAS

Tabla 25. Inventario de Curvas Campo D.

Campo
/[Fecha de
perforacion

1973
1974
1980
1985
1985
1985
1981
1981

2002
2011
2011

Pozos
/Unidades

D-1/Ft
D-2/Ft
D- 3/Ft
D-4/Ft
D -5/Ft
D -6/Ft
D-7/Ft
D-8/Ft

D-9/Ft
D-10/Ft
D-11/Ft

Formato de
Visualizacion
de registros
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS
LAS

LAS
LAS
LAS
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Inventario
de Curvas
Carril-1
GR-SP
CAL-SP
GR-SP
GR-CAL-SP
GR-SP
CAL-SP
SP
CAL-SP
GR-SP

GR
GR-CAL

Inventario
de Curvas
Carril-1
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP
GR-SP
GR-SP
GR-CAL-SP
GR-SP
GR-CAL-SP

GR-CAL
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP

Inventario
de Curvas
Carril -2
ILD-CILD-SN
ILD-CILD-SN
ILD-CILD-SN
ILD-SN
ILD-CILD-SN
ILD-CILD-SN
ILD-CILD-SN
ILD-SN
SN

PEF-P34H
ILD-ILM-
CILD-PEF

Inventario de
Curvas Carril -
2
COND-IND-SN
COND-IND-R16
COND-IND-R18
COND-ILD-SN
RILD-CILD-SFL
COND-IND-R16
COND-IND-R16
MINV-MNOR-
RD
RD-RS
RD-RMLL-PE
RLA1-RLA2-
RLA3-RLA-4-
RLA-5. AT20-
AT30-AT60-
AT90.

Inventario
de Curvas
Carril -3
DT
DT
DT
DT
DT
DT
DT

DRHO-NPHI-
RHOB

RHOZ
DRHO-NPHI-
RHOB-DT

Inventario
de Curvas
Carril -3

RHOB

RHOB-DRHO

RHOB-DRHO

RHOB
ZDEN
RHOZ



CAMPO E

Tabla 26. Inventario de curvas Campo E.

Campo
/[Fecha de
perforacion

1970
1970

1974
1979
1980
1988
1990

1991

1991

1994

1994

2005

2005

Pozos
/Unidades

E-1/Ft
E-2/Ft

E-3/Ft

E-4/Ft

E-5/Ft

E-6/Ft

E-7/Ft

E -8/Ft

E-9/Ft

E-10/Ft

E-11/Ft

E-12/Ft

E-13/Ft

Formato de

Visualizacion

de registros
ASCII
ASCII

ASCII
ASCII
ASCII
ASCII
ASCII

ASCII

ASCII

ASCII

ASCII

ASCII

ASCII

Inventario
de Curvas
Carril-1

GR-SP
GR-CAL
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP
GR-CAL-SP
GR-CAL

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL-SP

GR-CAL

GR-CAL

Inventario
de Curvas
Carril -2
IL
IL-MINV-
MNOR-SN
IL-LLD-LLS-
SN
IL-MINV-
MNOR-SN
IL-MINV-
MNOR
IL-MINV-
MNOR-SN
LLD-LLS-
MSFL-PEF
LLD-LLS-
LLG-MINV-
MNOR-
MSFL-PEF
LLD-LLS-
MINV-
MNOR-
MSFL-PEF
LLD-LLS-
MINV-
MNOR-MSFL
ILD-ILM-LLD-
LLS-MINV-
MNOR-
MSFL-PEF-
SFLU
RD-RM-RS-
PEF
RD-RM-PEF

Inventario
de Curvas
Carril -3

RHOB
RHOB
RHOB
RHOB
RHOB
RHOB
NPHI-RHOB

NPHI-RHOB

NPHI-RHOB

NPHI-RHOB

RHOB-TNPH

RHOB-TNPH

RHOB-TNPH

Los Cinco campos muestra cuentan con un total de 46 pozos, los cuales fueron

revisados detalladamente usando como referencia el

manual de petrofisica de

CRAIN’S para la clasificacion de los mnemonicos de curvas de registro. Este

proceso se realizd para cada uno de los pozos de los campos Yy la informacion
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adquirida de este proceso se encuentra consignada en las tablas (23, 24 25 y 26)

para cada campo respectivamente.

6.1.2 Herramientas Usadas En La Adquisicion De Registros De Pozo Para
Los Campos Muestra. A continuacion se presenta el inventario de curvas de
registros y herramientas usadas en la adquisicion de curvas de registros para los
cuatro campos muestra de estudio, teniendo en cuenta el afio de adquisicion y las

unidades de presentacion para cada registro.

CAMPO B:

En el Campo B se tiene informacion de registros de 10 pozos, los cuales tienen un
espacio temporal de 17 afios entre el primer pozo (B- 1 en 1961) y el dltimo pozo
perforado (B 10 en 1977), en los cuales se usaron diferentes herramientas de
perfilaje para la adquisicion de las principales curvas de registros. En este campo
se adquirid informacién de resistividad profunda “Deep Induction Log” (ILD) y
resistividad somera “Short Normal” (SN) para el 100% de los pozos (10/10) en
estudio, seguido de informacion de Microresisitividad en el 70% de los pozos
(7/10), en menor proporcion informacion de Densidad de formacion en el 50% de
los pozo (5/10) y por ultimo informacion de registros sonico 20% (2/10 pozos )y
LN en el 10% de los pozos (1/10). (Ver tabla 27).
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Tabla 27. Herramientas usadas en la adquisicion de registros de pozo Campo B.
(Modificado de Crain’s (2006).

POz0OS/ ANO DE
ADQUISICION

B -1 (1961)
al 10 (1977)

B-2 (1961)
B-3 (1963)
B-4 (1963)
B-5 (1970)
B-6 (1972)
B-7 (1974)

B-1al10
B-2

B-2
B-5
B-6

B-6 (1972)
B-7 (1974)
B-8 (1975)
B-9 (1977)
B-10(1977)
B-1
B-3

CAMPO C

TIPO DE
REGISTRO

INDUCCION

MICRORESIS

TIVIDAD

MEDICION
ELECTRICA

POROSIDAD
NEUTRON

DENSIDAD

SONICO

HERRAMIENT

A UTILIZADA

Doble
Induccion

MEDICION
ELECTRICA

(Schlumberger)

Compensated
Dual-Spacing
Neutron Log

Formation
Density Log
Compensated
Type

Borehole
Compensated
Sonic Log

CURVA
OBTENIDA

Deep Induction
Log

Micro Inverse
Resistivity

Micro Normal
Resistivity

Short Normal

Long Normal

Neutron
Porosity

Density

Density
Correction

Sonic Travel
Time

UNIDA
DES

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m
Ohm-m

Ohm-m

% or
frac

gm/cc o
kg/m3

gm/cc o
kg/m3

usec/ft
or/m

ABREVIAT
URAS

ILD (RESD)

MINV

MNOR

SN 16
(RESS)

LN 64"
(RESD)

NPHI

RHOB

DRHO

DT

En el Campo c se tiene informacion de registros de 11 pozos, los cuales tienen un

espacio temporal de 34 afios entre el primer pozo perforado (C- 1 en 1974) y el

ualtimo pozo perforado (C- 11 en 2008), en los cuales se han mezclado diferentes

tecnologias de perfilaje. A continuacion se presentan las principales herramientas

usadas en la adquisicién de registros de pozo para este campo. En este campo se
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adquirié informacion del perfil de Induccion “ Deep Induction Log” (ILD) y perfil de

medicion eléctrica Short Normal” (SN),: para el 82% de los pozos (9/11) seguido

del perfil sonico (DT) con el 73% de los pozos ( 8/11) , el

(Ver tabla 28).

perfil de densidad
(DRHO) con el 27% (3/11) de los pozos, el perfil porosidad neutron (NPHI) con
el 18% de los pozos (2/11) y Litodensidad (PEF) para el 9% de los pozos (1/11).

Tabla 28. Herramientas usadas en la adquisicion de registros de pozo Campo c.

Modificado de Crain’s (2006).

POZ0OS/ ANO
DE
ADQUISICION

C-1a8
C-11

C-11

C-1al9

C-11

C- (2008)
C-10(2008)
C-11(2008)

C-10

C- 1(1974)
C- 2(1974)
C- 3(1975)
C- 4(1975)
C- 5(1977)
C- 6(1977)
C- 7(1977)
C- 8(2008)

TIPO DE
REGISTRO

INDUCCION

MEDICION

ELECTRICA

POROSIDAD
NEUTRON

DENSIDAD

SONICO

HERRAMIENTA
UTILIZADA

Doble Induccion

MEDICION
ELECTRICA
(Schlumberger)

Compensated
Dual-Spacing
Neutron Log

Formation Density
Log Compensated
Type

Formation Density
Log Compensated

Type

Litho-Density Log
(LDT)

Borehole
Compensated
Sonic Log
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CURVA
OBTENIDA

Deep
Induction Log

Medium
Induction Log

Short Normal

Neutron
Porosity

Density

Density
Correction

Photo electric
Cross section

Sonic Travel
Time

UNIDADES

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

% or frac

gm/cc o
kg/m3

gm/cc o
kg/m3

Ohm-m

usec/ft or
/m

ABREVIA
TURAS

ILD
(RESD)

ILM

SN 16
(RESS)

NPHI

RHOB

DRHO

PEF

DT



CAMPO D:

En el Campo D se tiene informacion de registros de 11 pozos, los cuales tienen un
espacio temporal de 38 afios entre el primer pozo ( D-1 en 1973) vy el ultimo pozo
perforado (D-11 en el 2011), en los cuales se han mezclado diferentes tecnologias
de perfilaje (herramientas de perfilaje), teniendo asi curvas adquiridas con
herramientas antiguas (pobre resolucion de informacién) y herramientas
modernas (buena calidad de informacion) por lo cual se hace necesario unificar los
perfiles de pozo con las herramientas de mejor resolucion ( ver capitulo 2). En este
campo se adquirié informacién del perfil de densidad (RHOB) para el 45% de los
pozos (5/11) seguido de los perfiles de Medicion eléctrica “Short Normal” (SN) e
Induccion eléctrica  “Induction Conductivity” (COND) con el 27% de los pozos
(3/11), en menor proporcion perfiles de densidad “Density Correction” (DRHO)
“16" normal” (R16), Microresisitividad “Microspherically
Focused Log (MSFL) para el 18% de los pozos (2/11) y Litodensidad (PEF)

para el 9% de los pozos (1/11) (Ver tabla 29).

Induccién eléctrica

Tabla 29.Herramientas usadas en la adquisicion de registros de pozo Campo D.
(Modificado de Crain’s 2006).

POZOS/ ANO DE TIPO DE HERRAMIENTA CURVA
- UNIDA | ABREVIA
ADQUISICION REGISTRO UTILIZADA OBTENIDA DES TURAS
D -6 (1981) R16
D -7 (1981) 16" normal Ohm-m (RESS)
Medida de
D -1 (1973) Induccion
D -2 (1974) eléctrica Induction
o mS/m COND
D -3 (1980) INDUCCION Conductivity
D -4 (1985) ., Deep Induction i ILD
Doble Induccion Log Ohm-m (RESD)
D-11 Array Induction two foot AT20
2011 Two Foot resistivity 20 Ohm-m (RESS)
Resistivity inch depth
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Continta Tabla 29...

two foot
resistivity 30 Ohm-m ATSIC\)A()RE
inch depth
four foot
resistivity 60 Ohm-m (RAESOD)
inch depth
four foot
resistivity 90 Ohm-m (Qggg)
inch depth
D -1 (1973) £ Medicion eléctrica ”
MEDICION SN 16
D -2 (1974) (schlumberger) Short Normal Ohm-m
D -4 (1985) ELECTRICA (RESS)
Micro Inverse | opmm | MINV
D -8 Resistivity
1981 Micro Normal
Resistivity Ohm-m MNOR
MICRORESI
D -10 STIVIDAD Microlaterolo Microlaterolog Ohm-m RMLL
2011 9 resistivity (RESS)
D -4 (1985) Microspherically | Microspherically ohrm-m RMSFL
D -5(1981) Focused Log Focused Log (RESS)
D-1 (1973)
B g 8823 Formation Densit DRy gl?]//(r:T?; RalOl2)
D-9 (2002) 'Log 'ty 9
D _1%) %011) Compensated
1981 R Density gm/cc o DRHO
D -8 DENSIDAD Correction kg/m3
1981
D -10 .
2011 Photo elec_trlc cu PE
Cross section
D-11 Litho-Density Log | High Resolution
2011 Formation cu PEFS
Photoelectric
Factor
CAMPO E:

En el Campo E se tiene informacion de registros de 13 pozos, los cuales tienen
un espacio temporal de 35 afios entre el primer pozo (Eur 1 en 1970) vy el dltimo
pozo perforado (Eur 13 en 2005), en los cuales se han mezclado diferentes

tecnologias de perfilaje (herramientas de perfilaje), teniendo asi curvas adquiridas
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con herramientas antiguas (pobre resolucién de informacion) y herramientas

modernas (buena calidad de informacion) por lo cual se hace necesario unificar los

perfiles de pozo con las herramientas de mejor resolucion ( ver capitulo 2). En

este campo se adquirié informacion del perfil de densidad (RHOB) para el 100%

de los pozos (13/13) seguido de los perfiles de induccion (IL), induccion media,

Microresisitividad, Perfiles Laterales, y Litodensidad (PEF) para el 46 % de los

pozos (6/13),

y en menor proporcion informacion del registro porosidad- Neutron

con herramientas antiguas (NPHI) 31% del campo (4/13 pozos), y herramientas
de dltima tecnologia (TNHP) en el 23% del campo (3/13 pozos). (Ver tabla 30).

Tabla 30. Herramientas usadas en la adquisicion de registros de pozo Campo E.

(Modificado de Crain’s 2006).

TIPO DE
REGISTROS

POZzOS/ ANO DE
ADQUISICION

E-1 (1970)
al 6 (1978)
INDUCCION
E-11

E-2 (1970)
E-4 (1979)
E-5 (1980)
E-6 (1988)
E-12 (2005)
E-13 (2005)
E-7
E-8
E-9
E-11
E-3 (1974)
E-7 (1990)
E-8 (1991)
E-9 (1991)
E-10 (1994)
E-11 (1994)

MICRORESIS
TIVIDAD

LATERALES

E-7
E E-8 POROSIDAD
E-9 NEUTRON
E-10

HERRAMIENTA

UTILIZADA

Doble Induccién

Microspherically
Focused Log

DLL (Dual
Laterolog
simultaneous

type)

Compensated
Dual-Spacing
Neutron Log
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CURVA
OBTENIDA

Induction Log

Medium
Induction Log
Micro Inverse

Resistivity

Micro Normal
Resistivity

Microspherical
ly Focused
Log

Deep
Laterolog
Resistivity

Shallow
Laterolog
Resistivity

Neutron
Porosity

UNIDA
DES

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

Ohm-m

% or
frac

ABREVIA
TURAS

IL

ILM

MINV

MNOR

MSFL

LLD

LLS

NPHI



Continta Tabla 30...

E-11
Eig TNHP
(2005)
Formation Density micc o
E-1al13 Log Compensated Density 9 RHOB
kg/m3
Type
E-7
E-8 DENSIDAD
E-9 . : .
E11 Litho-Density Log | Photo eIec_tnc Ohm-m PEE
E.12 (LDT) Cross section
E-13

La definicion de las principales herramientas de adquisicion de registros de pozo

para los campos muestra de estudio se presenté en el capitulo 2.

6.1.3 FASE Il. ANEXO 1. Edicién, Estandarizacion y Correcciones
Ambientales. Esta fase integra las ediciones realizadas sobre los perfiles de
pozo, las cuales involucraron la integracién de los diferentes archivos y formatos
en los que se encontraba la informacion de perfiles en un solo archivo formato
LAS, formato estandar utilizado en la industria, la estandarizacion de los nombres
de los perfiles, renombrando los perfiles generados por diferentes herramientas y

compafias de registros, bajo un solo término mnemaonico.
Este procedimiento es Gtil y de comuan aplicacién en la industria, principalmente en

campos que tienen diferentes campafas de registros y diferentes herramientas.

Adicionalmente se realizd la correccion de los desfases en profundidad entre
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curvas, eliminacion de ruido y/o picos andomalos por efecto de hueco,

principalmente en las curvas de las herramientas densidad y sénico.

La Informacién completa de los registros disponibles (Edicién, Estandarizacion y
Correcciones Ambientales) para cada uno de los pozos de los campos muestra se

encuentra en el Anexo I.

6.1.3.1 Edicion de los Registros. La edicion de los registros de pozos se debe
hacer bajo dos criterios, las correcciones que se deben hacer de acuerdo al
control de calidad de los datos y correccion por los efectos ambientales en las
lecturas. En la figura 88 se muestran el sub-diagrama de flujo que se genera en

este punto de la metodologia.

Correcciones por control de calidad:

Velocidad del registro

Cada herramienta de registro tiene un valor de velocidad maxima de registro
definida en las especificaciones suministradas por la compafiia de servicios de
registros, como ya lo vimos en el capitulo 2 para cada registro. Obtener el registro
a velocidades mayores que el valor maximo permitido compromete la calidad de la
informacion. La velocidad de registro es un pardmetro muy importante, ya que
puede afectar la calidad de la informacion registrada, especialmente para los
registros nucleares. El valor de la velocidad de registro puede ser verificado en la
linea del borde de la pista 1 de cada registro, la cual es interrumpida brevemente
una vez a cada minuto. Contando la cantidad de pies entre cada marca y
dividiendo los por la unidad de tiempo a la cual son mostrados (generalmente un
minuto) se obtiene la velocidad en ft/min, y multiplicando por 60 se obtiene la

medida en ft/min se puede conocer la velocidad dividiendo. De esta forma se
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puede comparar esta velocidad con la velocidad limite y determinar que secciones

del registro podrian tener errores por este exceso.

Seccidon Repetida

Uno de los controles de calidad mas importantes es la verificacion de que la
herramienta repite las mediciones obtenidas al registrar una segunda pasada
sobre una seccion de unos 50 m de pozo (elegida con criterio, normalmente en la
zona de interés). Algunos registros repiten con mas precision que otros; por
ejemplo, los registros nucleares son afectados por las variaciones estadisticas
inherentes al principio fisico de la medicion, por lo que la repeticién no puede ser
perfecta. Pero en cambio el registro sénico generalmente registra la misma lectura

en condiciones normales.

Correlacion de profundidad

Antes de cualquier interpretacion es necesario ajustar todas las fuentes de datos a

una sola referencia de profundidad, debe haber correlacién entre:

La profundidad medida por el perforador.

e La profundidad medida por la persona a cargo del registro de lodos.
e La profundidad medida por los registros con cable

e La profundidad de los intervalos corazonados

e Los intervalos de profundidad a los que se hicieron pruebas de pozo

¢ Profundidades de los datos de sismica de pozos.
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Figura 71. Marcas de tiempo en los registros.
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Fuente: Tomado de Viro consultoria (1997).

Esta es una tarea muy importante. Algunos pozos han sido perforados en metros
y registrados con cable en pies y a veces se cometen errores en las equivalencias.
También ha habido casos de correlacion de los datos de mud loggig de un
sidetracks con los datos de registros de otra seccion del pozo o a veces se

invierten las profundidades de los corazones.

Con respecto solo a los registros, la correlacion de profundidad verifica la

existencia o no de diferencias de profundidad en los siguientes casos:

Entre curvas de un mismo registro (por ejemplo debido a una memorizacion digital

erronea)
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Entre las curvas de un registro y las de otro registro obtenido en otra corrida al
pozo (por ejemplo debido al diferente alargamiento del cable entre un registro y el
otro, por diferencia de peso de las herramientas y/o diferencia de friccion de las

herramientas con la pared del pozo).

Entre curvas de un registro actual y las de registros anteriores en el mismo pozo
(generalmente existen algunos metros de pozo descubierto debajo de la ultima
zapata de cementacion los cuales fueron registrados como fondo del pozo antes

de entubar).

En la mayoria de estos casos, a menos que exista una justificacion clara, esta
diferencia se debe a descuidos del profesional que registré el pozo. En el caso de
las comparaciones entre profundidades de los corazones y los registros, se puede
deber a las diferencias en la elongacion de la tuberia y el cable con el que se

registra o también se puede deber a errores en el conteo de la tuberia.
Actualmente, gracias a las ventajas que nos dan los computadores, estas

deficiencias pueden remediarse a través de una edicion posterior, absolutamente

necesaria para la evaluacion petrofisica mediante software.

250



La figura 72. Muestra un ejemplo de esta correccién usando la plataforma de

interpretacion IP,

Figura 72. Desfase de profundidad. Pozo D-8. En la figura se puede apreciar el

desfase de la curva SP y Caliper en el intervalo (3450-3900).
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Fuente: Autor
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Cada uno de estos sensores adicionales debe disponer de un circuito electrénico
de memorizacién, generalmente localizado en la superficie, para grabar la
informacion en medio magnético o registrarla en papel solamente después que
la(s) herramienta(s) haya(n) recorrido una distancia igual a la que separa los
sensores; de esta manera, todas las curvas deberian entonces aparecer en la
misma profundidad (como si todas hubiesen sido registradas con todos los

sensores a la misma profundidad).

Diferencias de profundidad entre registros del orden de 0.5 a 1m son
practicamente inevitables, debido a la elasticidad de varios miles de metros de
cable de registro dentro del pozo y a la friccion de la herramienta de registro contra
la pared del pozo, la que es diferente para cada herramienta. En otras palabras, el
centro de la zona de interés puede aparecer a una cierta profundidad en un
registro, por ejemplo 3.000 m, mientras que en aparece a 3.001 m en otro registro.
Cuando la diferencia de profundidad no es constante a lo largo de la zona de
interés, aumentando y disminuyendo, se dice que la herramienta sufrié efecto de

‘yoyo’ durante el registro.

En conclusion, antes de efectuar lecturas en los registros para interpretacion, debe
efectuarse la correlacion de capas en la zona de interés. Un registro-base define
las profundidades (generalmente es el de resistividad) y los otros deben ser
ajustados a este registro-base, lo que puede ser efectuado facilmente por

computador mediante software.
Especificaciones confiables
Todas las herramientas de registro tienen especificaciones publicadas, tales como
el rango de diametro de pozo en el que puede usarse cada una, rangos de presion

y temperatura permitidos, rangos del parametro medido para garantizar la

precision de la medicion y otros. El intérprete siempre debe verificar si la
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herramienta fue utilizada fuera de las especificaciones recomendadas, ya que esta
utilizacion de la herramienta puede originar anomalias que afectan la calidad del

registro.

Datos faltantes o equivocados

Frecuentemente se observa que existen datos faltantes o equivocados en los
encabezados de los registros que, sin ser esenciales para garantizar la calidad del
registro, comprometen la calidad de su presentacion. Ejemplos de estos son las
escalas de profundidad, escalas de las curvas, identificacion del trazo utilizado
para cada curva, nombre del profesional que obtuvo el registro asi como de los
profesionales que acomparfaron el trabajo como observadores, identificacion de
los equipamientos utilizados, observaciones relativas a cualquier peculiaridad

ocurrida durante el trabajo, etc.

Otro tipo de datos que son fundamentales y que no pueden faltar ni estar
equivocados, son los relativos a la identificacién del pozo (nombre y coordenadas
geogréficas), la fecha en la cual se efectud el trabajo, los otros registros obtenidos
durante el mismo trabajo, los datos de resistividad y temperatura del lodo, torta de
lodo vy filtrado, temperaturas de superficie y de fondo, datos de calibracion de las

herramientas utilizadas.

Controles de calidad para registros en papel

En general, los controles de calidad aplicados a la copia en papel no tienen
relacion con la calidad del registro en medio magnético; sin embargo, un dato

faltante o equivocado en la copia en papel probablemente también faltar4 o esta

equivocado en el medio magnético en el caso tal de que se requieran digitalizar.
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Frecuentemente debe efectuarse una evaluacion rapida en el pozo para tomar
decisiones inmediatas, trabajando sobre la copia generada en el pozo. Si esta
copia no esta legible por ser muy obscura o excesivamente clara, se dificulta

enormemente la tarea del intérprete.

Al copiar peliculas en el pozo utilizando copiadoras heliogréficas, frecuentemente
se observa un lento corrimiento lateral de la pelicula con relacién al papel. En
copias cortas, de menos de un metro de longitud, este corrimiento no llega a
representar un problema; ya en copias largas, si el profesional que efectia las
copias no es habilidoso e intenta bruscamente realinear la pelicula con el papel,
generalmente se produce en la copia una zona ilegible de 15 a 20 m de pozo, inutil
para interpretacion. Cuando se utiliza papel en rollo en vez de usar papel pre-
doblado para efectuar las copias, el registro resultante es de dificil manipulacion y

archivo.

Cambio de unidades

En algunos pozos donde se han corrido el mismo tipo de registros en diferentes
épocas, pueda ser que se den diferencias en las unidades de medida entre los
registros, dificultando la interpretacion petrofisica en el caso en el que se tenga
que combinar ambas lecturas. Por ejemplo hoy en dia, los registros de rayos
Gamma se calibran en unidades API. Antes de 1958, la mayoria de los registros
se calibraba en términos de Radio-equivalente, por tonelada, unidad que por
muchos afos fue utilizada por los gedlogos. En el caso de Schlumberger una de
las empresas mas grandes en servicios de registros eléctricos utilizo la unidad
microgramo de radio equivalente por tonelada métrica que comparado con la
unidad API de hoy en dia tienen un equivalencia de 1 meg/ton = 16.5 unidades
API. Otras compaiias utilizaban unidades como cuentas por segundo. Un

ejemplo de esto es el caso de los registros Neutron antiguos, eran medidos en
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unidades de cuentas por segundo, pero se puede llegar a representar estas

lecturas utilizando la siguiente ecuacion.

PHIN= 45-42 X ( log(lectura/lectura )

log(lecturamax, / lecturamin

6.2 CORRECCIONES AMBIENTALES

Todos los registros de pozo son sensibles de algdn modo a los efectos
ambientales, entiéndase por efectos ambientales la modificacion de la respuesta
percibida por los registros debido a ambiente o condiciones fisicoquimicas del

medio donde se hace la lectura. Estas condiciones fisicoquimicas incluyen:

e Latemperatura.

e La presion.

e La salinidad

e El tamafio del pozo
e Peso del lodo

e Espesor de las formaciones.

De la misma forma los datos obtenidos en las medidas hechas a corazones como
la permeabilidad y la porosidad no seran representativas con respecto a los
valores verdaderos de las formaciones, sin antes haber tenido en cuenta el hecho
de que las muestras en superficie no sufren de la misma presion de overburden

gue si afecta a las rocas en el subsuelo.
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El problema que le surge al intérprete petrofisico a la hora de hacer las
correcciones ambientales es que no es facil encontrar los algoritmos matematicos
para efectuar estas modificaciones a los registros, por varias razones, la primera
es gque cada herramienta de cada compafia es sensible de diferente forma a las
condiciones ambientales, esto hace que cada una de las herramientas de cada
una de las compafias tenga un algoritmo de correccion diferente. Otra razén por
la cual estos algoritmos de correccion no sean muy comunes es por el hecho de

que estos son considerados por las compafiias secretos industriales.

Figura 73. Grafica de correccion por efectos del tamafio de pozo para el registro
Latero enfocado Dual.
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Fuente: Tomado de Schlumberger (2000).

Si bien, no es facil encontrar los algoritmos de correccion de datos, las compafiias
de registros suministran a los clientes graficas de correccion de los registros, con
el fin de proveer las herramientas necesarias para corregir los registros segun las

diferentes condiciones de pozo. La figura 73 muestra un ejemplo de estas graficas,
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en este caso se trata de la grafica que suministra Schlumberger para la correcciéon
del registro Dual laterolog por tamafio de pozo. Para hacer uso de esta grafica se
debe escoger tanto el valor del tamafio del pozo como la lectura del registro, para
poder encontrar el factor de conversion de ese punto. El problema que surge aqui
es que por cantidad de datos generados por los registros en tan solo una sola
zona de interés, la tarea e correcciones por efectos ambientales usando las
gréficas de correccion se vuelve una tarea bastante tediosa. Lo ideal seria contar
con las ecuaciones que rigen el comportamiento de cada una de las lineas de
cada grafica, pero como ya se dijo, estas son un secreto industrial de las
compafias de registros. Para solucionar este problema de la eficiencia de las
correcciones ambientales de los miles de datos con los que cuentan un registro,
las compafilas han construido y sacado al mercado varios paquetes
computacionales de fin especifico ayudan a corregir los efectos ambientales en

los registros uno de ellos por ejemplo es el de Schlumberger llamado preplus.

6.3 CORRECCION DE LA LINEA BASE SP

Suele ocurrir que el registro de potencial espontaneo tenga algunas anomalias
debido a:

e Segregacion del filtrado: Cuando una formacion de alta permeabilidad, gran
espesor y conteniendo agua salada es invadida por filtrado de baja salinidad, el
filtrado tiende a flotar sobre el agua de formacion por ser mas liviano. La
invasiéon es muy somera en el fondo de la zona y muy profunda en el tope. La
curva de SP puede mostrar una amplitud menor que la normal en el fondo de la

Zona.

¢ Ruido: Los siguientes son ejemplos de ruidos superpuestos a la curva de SP:
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v' Magnetismo: Ocasionalmente, una onda sinusoidal de pequefia amplitud se
superpone a la curva de SP. Una posible causa de este efecto es la
magnetizacion del cable de registro, que debe ser desmagnetizado
periédicamente. Para utilizar un registro con este ruido, debe evitarse leer
valores aumentados o disminuidos por el ruido o hacer la correccién de la linea
base.

v" Picos: Algunos picos aislados pueden aparecer en la curva de SP si existe un
contacto intermitente entre la TR (Tuberia de Revestimiento) o “casing” y el
cable de registro.

v' Corrientes en el pozo: Corrientes eléctricas fluyendo en la formacion, cerca
del electrodo de medida de SP, pueden alterar el valor medido, particularmente
cuando la resistividad de la formacion es alta. Estas corrientes pueden ser
producidas por ‘bimetalismo’, un fendbmeno que ocurre cuando dos piezas de
diferentes metales estan en contacto fisico, sumergidas en el lodo, formado
una bateria débil.

v' Corrientes en superficie: Otras fuentes de anomalias en el registro de SP son
las instalaciones de proteccién catddica para la TR (Tuberia de Revestimiento)
o “casing’, las pérdidas de corriente en la torre, la proximidad de lineas de alta
tension y otras. La mayoria de estas anomalias pueden ser evitadas eligiendo
cuidadosamente la posicion del electrodo de superficie, frecuentemente

denominado de ‘pescado’ o “fish”.

La correccion del registro de un SP con estas anomalias, es simple, o que se
requiere hacer es cambiar la linea base o (cero de referencia) de los datos. La
figura 74 muestra un ejemplo de esta correccion de linea base por medio de la

plataforma de interpretacion IP.
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Figura 74. Ejemplo de correccioén de linea base del registro SP.

1 2 3
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Fuente: Autor.

En la gréfica se puede ver tres curvas; la curva azul de la pista izquierda muestra
el registro SP que presenta anomalias, en este caso se ve la clara sobre-posicion
de otra tendencia; la curva negra de la pista derecha muestra el registro corregido.
Sin haber efectuado esta correccion los registros SP con anomalias no sirven para
ningun célculo de la interpretacion petrofisica, luego este es un paso importante

antes de hacer algun calculo basados en curvas con este tipo de anomalia.
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6.4 FASE IlIl. NUCLEOS De PERFORACION

Esta fase comprende el inventario de los pozos que presentan informacion de
nucleos de perforacidon, calculo de desfases “nucleo registro “en profundidad y
correccion de los valores de porosidad y permeabilidad a condiciones de

yacimiento.

Figura 75. Flujo de trabajo para la fase de Nucleos de perforacién aplicada en el

desarrollo del presente proyecto.
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v
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6.4.1 Informacion De Nacleos A Tener En Cuenta En La Caracterizacion De
Yacimientos Enfocado A Campos Maduros. La informacion adecuada de
nuacleos de perforacion a tener en cuenta para involucrar en un estudio de
Caracterizacion de Yacimientos Enfocado a Campos Maduros debe estar

conformada por los siguientes requerimientos:

1. Andlisis Petrofisicos Basicos (andlisis basicos de porosidad y permeabilidad
a dos puntos de presion, densidad de grano, saturacion de aceite, saturacion

de agua).

2. Andlisis Petrofisicos Especiales (Presiones Capilares, Permeabilidades

Relativas, DRX, etc).

3. Registros Core Gamma

4. Descripcion Sedimentoldgicay Estratigrafica (Litofacies)

e Los registros CoreGamma son esenciales para calcular el desfase roca-
registro en profundidad.

e Los analisis de porosidad y permeabilidad a dos puntos de presion son usados
para realizar las correcciones (Método de Jones) de éstos parametros a
presion de confinamiento

e La saturacion de fluidos se calcula usando el método de destilacion
fraccionada “Dean Stark” mediante el cual se obtiene el volumen de agua
contenido en cada muestra, para determinar el contenido de petroleo de cada
muestra (en el laboratorio), se toma en consideracion la diferencia de peso
entre la muestra saturada y la muestra limpia, a este valor se le resta el peso
del volumen de agua recuperada en cada muestra, para obtener el peso del

petréleo contenido.
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e Los parametros de permeabilidad relativa medidos a condiciones de presion y
temperatura del yacimiento son esenciales para que las simulaciones del
yacimiento predigan reservas recuperables.

e Las presiones capilares se usan para conocer la distribucion de saturacién de
agua en el yacimiento. El uso principal de estos datos es la de correlacionar las
saturaciones de agua con permeabilidad o porosidad y altura por encima del
contacto agua-petréleo. Esta informacion es utiizada para calcular

hidrocarburos en sitio.

Entre méas informacién de la mencionada anteriormente se disponga, los célculos
para identificar unidades hidraulicas y litotipos seran mas acertados, lo cual
permite un mejor conocimiento de los intervalos (yacimiento) de interés. En la
figura 89 se muestran el sub-diagrama de flujo que se genera en este punto de la

metodologia.

La tabla 30 muestra la informacion disponible de nucleos de perforacion disponible

en los cinco campos muestra de estudio.

6.4.2 Aplicacion De Las Metodologias De Identificacion De Tipos De Roca A
Los Campos Muestra. A continuacidén se muestra la metodologia aplicada a los
campos muestra de estudio, la cual ha sido definida a partir de los flujos de trabajo

definidos para nucleos de perforacion.

Se realizé el inventario de informacion de nudcleos de perforacion en los cinco
campos muestra de estudio, la cual involucra analisis petrofisicos basicos,
especiales, e identificacion de Litofacies descritas en los mismos, las cuales son el

punto de partida para realizar la correlacion nucleo registro en los pozos que
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cuentan con informacién disponible. A continuacion se presenta un resumen de la

informacion disponible de los campos muestra.

6.4.3 Inventario de Informacién de los Campos Muestra:

Tabla 30. Inventario de informacion de Nucleos en los campos Muestra.

Campo

Campo A
Campo B

Campo C

Campo E

Campo D

Pozos

A-1
B-2

C-1
C-2
C-3
C-4
C-7
C-8
C-9
C-10
E-4
E-5
E-6
E-7
E-8
E-9
E-10
E-11
D-8
D-9
D-10

Analisis LITOFACIES

Petrofisicos Registro Core

Basicos/ Gamma
Especiales

Basicos X X
Especiales

Basicos
Basicos
Basicos
Basicos
Basicos
Basicos
Basicos
Especiales
Basicos
Basicos
Basicos
Especiales
Especiales
Basicos
Basicos X
Basicos
Basicos
Basicos X X
Especiales X X

En el area de estudio, se dispone de veintiuno (21) pozos con nudcleos de

perforacion, de los cuales cuatro (4) presentan Core gamma espectral. Los

demas pozos presentan informacién de analisis petrofisicos basicos y especiales
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a partir de los cuales se realiz6 la correccion de desfases en profundidad y las

correcciones de porosidad y permeabilidad a condiciones de yacimiento.

Una vez identificada la informacién disponible de los campos muestra, se procede
a desarrollar las fases de trabajo expuestas en la figura 75 (flujo de trabajo para
nacleos de perforacién). Una descripcion mas detallada de la adecuacion de la

informacion de nucleos de perforacion se presenta en el Anexo Il.

6.4.3 Célculo De Los Desfases Nucleo — Registro. Con Core Gamma, Sin Core

Gamma:

6.4.3.1 Desfases en profundidad. De los cinco campos muestra (Campo A,
Campo B, Campo C, Campo D, Campo E), veintiuno (21) pozos cuentan con
nacleos de perforacion: A (1pozo), B (1pozo), C (8 pozos), D (3 pozos) E (8
Pozos), de los cuales cuatro (4) presentan CoreGamma. Los desfases en
profundidad se determinaron a partir del amarre con el registro de Core Gamma
espectral y en el caso de que no existieran se tuvo en cuenta la corrida predictiva
de porosidad para ajustarlos. En la Figura 74. Se presenta un ejemplo de una
correlacion con un buen amarre y en la Tabla 31. La relacion de los nucleos y su

desfase en profundidad.
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Figura 76. Correccién de desfase de profundidad Pozo E-10 Campo E. En la
gréfica se observa la correccion (+ 8.6 y +11.317 ft) de la profundidad de ndcleos

a la profundidad de pozo.

1 2 El
) DEFT GR [3AP])

Corel38ds (GaF)

L] 150
-25 100 -5 o3

=
=
Hé

6.4.3.2 Registro Core-Gamma:

Fuente: Autor.

Pruebas de radioactividad natural en corazones
La radiacion natural gamma de un corazén es monitoreada y registrada como una

funcién de la profundidad. Estos datos se correlacionan con los registros Gamma

Ray de cable del mismo pozo o de pozos cercanos. Si bien los equipos son
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distintos a los de cable el principio en el que se basan sus mediciones son los
mismos al igual que los detectores. En la figura 75 se puede ver el dispositivo

utilizado.

Figura 77. Detector de rayos gamma de superficie.

Detector

Fuente: Tomado de Becerra (2001).

Como se realiza latoma del registro Core Gamma

La radiacion gamma natural del nucleo se es tomada en el laboratorio con
instrumentacién similar a la utilizada en el registro del fondo del pozo. Esta
radiacion se atribuye generalmente a la presencia de minerales de uranio, o el
isdtopo de potasio K-40, o ambos. Las arcillas suelen presentar rayos gamma
altos, la actividad en las rocas carbonatadas es baja, y la actividad en las
areniscas se ubica entre los dos. La herramienta de rayos gamma se utiliza para
la identificacion de para fines de correlacion, los datos que genera se conoce

como el registro de Core-Gamma.

Cuando la muestra de nucleo llega al laboratorio, se coloca sobre una cinta

transportadora. La muestra viaja a través de un tunel de plomo que contiene un
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centilldometro detector de rayos gamma. Los Impulsos del detector son integrados
electrénicamente y el registro se graba en un registro a la misma escala utilizada

para la toma del registro de rayos gamma en el fondo del pozo.

Las mediciones en el laboratorio se limitan a los nucleos de fondo de pozo, ya que
no estan disponibles para muestras de ndcleos de las paredes laterales. Los datos
se registran en forma de cuadro para la comparacion con la evaluacion visual de la
litologia principal, y de la correlacion de profundidad con el registro del fondo del

poZo.

Correccion de desfases en profundidad usando el registro Core gamma

Mediante la alineacion de los picos y caidas del perfil de rayos gamma medido en
el laboratorio con los del registro de rayos gamma medido en el fondo del pozo, es
posible realizar la calibracion nucleo —perfil, para corregir los valores de fondo del
pozo del registro.

Las profundidades del nucleo se calculan contando empalmes de los tubos
recuperados del agujero. En algunos casos es comun encontrar diferencias de
profundidad entre 3 y 7 pies entre la profundidad del registro y la profundidad del
nacleo. Las mayores diferencias encontradas en profundidad entre el nucleo y el
perfil han sido de 180 pies (55 m).Para estos casos se recomienda tomar los datos
del Core gamma a varias escalas para facilitar la correlacion. Tomado de

(www.halliburton.com)
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Aplicacién del registro CoreGamma en los campos muestra.

A continuacion se muestra la metodologia empleada para calcular los desfases en
profundidad a partir de los nucleos de perforacion en los campos muestra de
estudio.

e Identificar los pozos con registro CoreGamma, (cuatro pozos). Campo A-1
(pozo A-1), Campo B (Pozo B-1), Campo D (Pozo D-9 y D-10).

e Convertir la informacion del registro CoreGamma a formato .las para cargarla
en la plataforma de interpretacion.

e Una vez cargada la informacion del registro CoreGamma se procede a realizar
el amarre Roca- registro, en este paso se ajusta el registro CoreGamma al
registro GR del pozo, la diferencia o desfase obtenido es el valor de desfase de
profundidad el cual una vez calculado me permite determinar grado de amarre

del registro CoreGamma con las formaciones del pozo.

Este método se aplico para realizar el desfase de profundidad a cuatro (4) de los

21 pozos, los cuales cuentan con informacién CoreGamma.

A continuacién se presentan los calculos de desfase en profundidad realizado para

los pozos con informacién de registro CoreGamma.
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Tabla 31. Desfases de profundidad calculados para los pozos con informacién de

registro CoreGamma.

NUCLEO REGISTRO
POZO e Mo | Base() | PEIASE | ToPE(R) | BASE(M)
1 8286.66 | 8316.00 -7.048 8279.61 | 8308.95
2 8316.00 | 8339.67 -6.879 8309.12 = 8332.79
3 8339.67 | 8371.00 -5.846 833451 | 836551
4 8371.00 | 8401.72 -5.190 8365.81 | 8396.53
5 8401.72 | 8432.42 5.620 8396.10 | 8426.80
6 843242 | 8463.17 -5.880 842654 | 8457.29
7 8463.17 | 8493.17 22,910 8460.26 | 8490.26
A-1 8 8493.17 | 8523.83 -2.540 8490.63 | 8521.29
9 8523.83 | 8554.83 -3.750 8520.08 | 8551.08
10 8554.83 | 8584.83 +1110 | 8555.94 8585.94
11 8584.83 | 8614.83 +0.550 8585.38 | 8615.38
12 8614.83 | 8645.50 -0.360 8614.47 = 8645.14
13 864550 | 8676.00 +13530 | 8659.03 | 8689.53
14 tepemy | SUBEL +13.879 | 8689.88 @ 8718.88
1 7858 7978 4.42 7853 | 7973.58
Campo/Pozo
2 8006.8 8008.85 115 8008 8010
1 4382.3 4412.2 1.34 4380.96 | 4410.86
2 44145 4419.6 21,527 4412.97 | 4418.07
Campg D/D- 3 4420.3 4513.14 -1.53 441877 | 4511.87
4 4514.9 4519.4 -2.254 4512.64 | 4517.14
5 4526.5 4537.5 2.3 45242 | 45352
Campo D/D- 1 2781.8 2832.8 4.36 2780.25 = 2828.43
9 2 2853.7 2907.5 -0.93 2852.76 | 2905.7
1 3872.67 3931 18.72 38913 | 39525
2 4785.42 47925 6.572 4791.99 | 4791.99
3 4798.5 4854.67 8.6 4807.1 | 4863.27
Campo DID- 4 4858.5 4879.58 9.42 4867.92 | 4889.0
5 4884.25 | 4890.42 11.317 489556 | 4901.73
6 5290.5 5316.42 5.317 529582 | 5321.73
:

269



6.4.3.3 Correlacién con porosidad de registro: Este método consiste en calcular
el desfase de profundidad a partir de los datos de porosidad obtenidos en los

nacleos de perforacion y la curva de porosidad obtenida de los registros de pozo.

Este procedimiento se realizé para diecisiete (17) de los 21 pozos. La curva de
porosidad del registro se obtiene de la curva porosidad Neutron u otra curva de
porosidad, esta misma curva se llamara porosidad efectiva y el rango de

visualizacion toma valores entre 0.5y 0.

Este método se realiza a partir del registro porosidad, el cual se visualiza en la
plataforma de interpretacién, una vez identificado el registro de referencia se
procede a cargar los valores de porosidad obtenidos de los nldcleos de
perforacion, obteniendo asi un valor de desfase “shift” el cual sumado al valor
original de la profundidad del registro permite calcular la profundidad corregida.
Este proceso se aplicé en los campos C y E; los valores obtenidos son aplicados

para realizar el calculo de porosidad y permeabilidad a presién de confinamiento.
El método mas confiable para realizar las correcciones de desfases de
profundidad es a partir del registro CoreGamma Espectral, ya que las mediciones
se realizan de manera directa sobre el nucleo, obteniendo

La informacién derivada de los nucleos corresponde a:

e Descripcion de litotipos.

¢ Resultados de los andlisis petrofisicos basicos y especiales realizados en los

pozos (Anexo 2).

270



6.4.4 Correcciéon De Los Datos (K'Y @) A Condiciones De Yacimiento. Las
rocas reservorio (areniscas- calizas) al encontrarse a cierta profundidad (miles de
pies) estan sometidas a presion de sobrecarga, producto del peso de las
formaciones suprayacentes. Esta presion de sobrecarga depende de factores tales
como: la profundidad, la naturaleza de la estructura, consolidacion de la
formacion, tiempo geoldgico, entre otros. La profundidad de la formacién es el
parametro mas importante, la presion de sobrecarga se mide en Ipc (libras por
pulgada cuadrada), y varia 1 Ipc por pie de profundidad; debido a que la porosidad
no disminuye en forma lineal con la profundidad bajo una compactacién normal de
sedimentos, el gradiente de sobrecarga Unicamente se incrementa con la
profundidad, pero no en forma lineal. Un valor promedio del gradiente de
sobrecarga es 0.231 kg/cm?/m, que corresponde a una densidad media del
sistema roca fluido. EI peso de sobrecarga simplemente aplica una fuerza
compresiva al yacimiento. La presion en el espacio poroso de la roca normalmente
no se acerca a la presion de sobrecarga. Una presion de poro tipica, cominmente
referida como la presion del yacimiento, es aproximadamente 0.5 Ipc por pie de
profundidad, asumiendo que el yacimiento es suficientemente consolidado asi la
presion de sobrecarga no se transmite a los fluidos en el espacio poroso. La
diferencia de presién entre la presion de sobrecarga y la presion interna de poro
es referida como la presidbn de sobrecarga efectiva. Durante operaciones de
reduccion de presién, la presion interna del poro decrece, por lo tanto, la presion

de sobrecarga efectiva aumenta. Este incremento origina los siguientes efectos:

e Reduccion del volumen de la roca.

e Aumento del volumen de los granos.
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Estos dos cambios en el volumen tienden a reducir el espacio poroso, y por lo
tanto, la porosidad de la roca. La compresibilidad generalmente decrece con

incrementos en la porosidad y en la presion de sobrecarga efectiva.

La compresibilidad de cualquier material (solido, liquido o gaseoso) en un intervalo
de presion dado y a una temperatura fija se define como el cambio de volumen por

unidad de volumen inicial causado por una variacion de presion (ecuacion 3.6).

—-dVp _ —-dIn(Vp)
Vpds ED

Cpv = Ec. 90

Como el término (6V/6P) T es negativo, se antepone el signo menos en la

ecuacion 90 para que la compresibilidad sea positiva.

Existen dos tipos diferentes de compresibilidad que pueden ser distinguidas en

una roca, estas son:
Compresibilidad de la matriz de roca, Cr
Se define como el cambio fraccional en el volumen del material sélido de la roca

(granos) por unidad de cambio en la presién. Matematicamente, el coeficiente de
compresibilidad de la roca esta dado por:

Cr=— Vl—p(%) .+ Ec.91

El subindice T indica que la derivada es tomada a temperatura constante.
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Compresibilidad de los poros, Cp.

El coeficiente de compresibilidad del poro se define como el cambio fraccional en
el volumen poroso de la roca por unidad de cambio en la presion y esta dado por

la siguiente expresion:

Cp=— #(%) . Ec. 92

La ecuacion anterior puede ser escrita en términos de porosidad de la siguiente

forma:

_ 1090
"~ pap

E 93

La compresibilidad de la matriz es considerada pequefia en comparacion con la
compresibilidad de los poros. La compresibilidad de la formacion es un término
usado comunmente para describir la compresibilidad total de la formacion y es

igual a la compresibilidad del volumen poroso.

Aunque la reduccion del volumen poroso originado por cambios en la presion es
pequefia, esta se convierte en un factor importante que contribuye a la produccion
de fluidos en yacimientos subsaturados.

La reduccién en el volumen poroso debido a la declinacién de presiéon puede ser

expresada en términos del cambio en la porosidad del yacimiento de la siguiente

manera.

C,0P = (%) oP Ec. 94
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Integrando esta ecuacion se tiene: Cf = [, aP = f(fo(é) 99 Ec 95

Cp(P — Po) = In (Q%) Ec. 96

Por lo tanto:
d = @y etP-PO  Ec. 97
Note que la expansion en serie de ex es expresada como:
e*=1+x+514+ 5 4. Ecoog

0 =0of{1+C(P—P))} Ec.99

Debe sefialarse que la compresibilidad total de un yacimiento Ct, se define como:
Ce=SoCo + SwCy + SyCy + Cf Ec. 100
Dénde:

So, Sw, Sg = Saturacion de petrleo, agua y gas respectivamente.

Co, Cw, Cg = Compresibilidad del petréleo, agua y gas respectivamente.

Valores promedio de compresibilidad
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De acuerdo a estudios de laboratorio se presentan los siguientes valores

promedios de compresibilidad de la formacion (Cf):

Tabla 32. Valores promedios de compresibilidad de formacion.

Arena consolidada 4 -5 x10-6 Ipc-1
Calizas 5 — 6 x10-6 Ipc-1
Arenas semiconsolidadas 20 x10-6 Ipc-1
Arenas no consolidadas 30 x10-6 Ipc-1
Arenas altamente no consolidadas 100 x10-6 Ipc-1

Fuente: Tomado de (www.lacomunidadpetrolera.com)

Teniendo en cuenta la formulacion anterior, se cred una plantilla en Excel para
realizar el célculo de desfases de profundidad para cada uno de los 21 pozos
corazonados. A continuacion se presentan los datos antes y después de

corregidos para los pozos E 3y E -4 del Campo E (ver tabla-33).
El mismo procedimiento se encuentra consignado en el ANEXO Il para los demas

pozos que componen los campos muestra.

Tabla 33. Datos antes y después de corregidos a presion de confinamiento.

Pozos E-3y E-4. Campo E

brofundidad INICIALES CORREGIDOS
POZO rofundiaa PHIE K PHIE K
(FT) VIV MD VIV MD
9700,5 0,088 4,12 0,083 3,405
9704,5 0,197 837 0,193 655,208
E3 9712,5 0,187 460 0,183 360,243
9964,5 0,173 149 0,169 116,916
9974,5 0,161 224 0,157 175,596
10150,5 0,172 96,1 0,168 75,527
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Contintia Tabla 33...

10172,5 0,201 329 0,197 257,748
10182,5 0,143 458 0,138 358,678
10186,5 0,135 398 0,130 311,734
10207,5 0,226 651 0,222 509,681
10211,5 0,168 599 0,163 468,996
10213,5 0,156 242 0,151 189,680
10221,5 0,106 8,47 0,101 7,063
10228,5 0,154 42,7 0,149 33,744
9925,2 0,064 0,205 0,059 0,176
9927,5 0,037 0,005 0,032 0,024
9931 0,054 2,2 0,049 1,738
9939 0,046 10,1 0,041 8,466
9951,5 0,181 176 0,177 138,041
10106,2 0,091 99,9 0,086 78,500
10107,2 0,135 10,5 0,130 8,777
10108,8 0,092 0,343 0,087 0,281
10109,4 0,1 0,145 0,095 0,130
10110 0,079 0,512 0,074 0,410
E.a 10111,8 0,074 4,68 0,069 3,859
10112,5 0,145 31,8 0,140 25,735
10114 0,188 45,7 0,184 35,983
10116,5 0,179 43,7 0,175 34,544
10118,2 0,171 114 0,167 89,532
10120,8 0,16 24,4 0,155 20,019
10123,6 0,234 417 0,230 326,600
10124,4 0,164 24,8 0,159 20,331
10125 0,225 302 0,221 236,624
10127,4 0,102 0,566 0,097 0,451
10128,6 0,111 3,06 0,106 2,470
10131,4 0,106 4,79 0,101 3,952

6.4.5 Andlisis De Los Datos Corregidos A Presion De Confinamiento. Los
resultados obtenidos luego de realizar las correcciones de la porosidad y la
permeabilidad a presion de confinamiento se encuentran consignados en el Anexo

Il del presente documento.

Los valores que presentan mayor diferencia entre los datos no corregidos y los
datos corregidos son los datos de permeabilidad, puesto que la misma puede

verse afectada por variables como: el tamafio de los granos: a mayor tamafo y
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uniformidad de los granos, mayor permeabilidad y por la profundidad, y a mayor
presion de sobrecarga, mayor compresion del volumen poroso y menor

permeabilidad.

6.5 SELECCION Y AGRUPACION DE LITOTIPOS

La seleccion de los litotipos a interpretar a lo largo del perfil del pozo, se definen a
partir de la integracion y homogenizacion de las litofacies descritas en los nucleos
de perforacién y los resultados de la interpretacion de Electrofacies a partir de

gréficos de litologia.

Este procedimiento se desarrollo en 2 de los cinco campos muestra de estudio,
teniendo en cuenta el tipo de roca yacimiento (Calizas y Areniscas), en cada
caso, esto con el propésito de mostrar paso a paso cada una de las tareas

propias de esta fase.

Seleccién y Agrupacion de Litotipos. Campo A

En los ndcleos de perforacion disponibles del campo A-1, se describieron once
(11) facies, con base en criterios composicionales y texturales, las cuales pueden

ser agrupada en cuatro grupos principales:

e Grupo 1: Mudstone. Lagoon subtidal profundo.
e Grupo 2: Wackestone con presencia de rodolitos centiméticos.
e Grupo 3: Wackestone y Packstone. Ambiente Subtidal

e Grupo 4: Wackstone y Grainstone. Zonas de fracturamiento.
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Los grupos litolégicos nombrados anteriormente, tienen una fuerte correlaciéon con
las Electrofacies definidas por graficos de litologia, por lo tanto, la clasificacion y
agrupamiento final en litotipos, reune grupos de rocas con caracteristicas
geoldgicas similares, asi como una respuesta similar delos registros de pozo. Este
agrupamiento garantiza la confiabilidad de los resultados, al interpretar litotipos en
los intervalos no corazonados y/o en los pozos con limitada disponibilidad de
registros de pozo. En la Tabla 34 se puede apreciar la nomenclatura asignada a
cada litotipo y su asociaciéon con las facies descritas en los nucleos de perforacion
y las Electrofacies interpretadas por asociaciones de registros.

Tabla 34. Agrupacion de los litotipos descritos en nucleos para el modelamiento de

registros.
Litotipo Facies Electrofacies Descripcion
Registros Nucleos
LITH 1 F8 Mudstone Mudstone
LITH 2 F3, F10, F9, | Calizas Wackestone con presencia de rodolitos
F-4 centiméticos.

LITH 3 F5, F6 Calizas Wackestone y Packstone con grades
conchas de ostas, rodolitos ramificados (<
3mm).

LITH 4 F7, F11 Areniscas Wackestone con presencia de poros debido

calcareas a la disoluciéon de aloguemas pudiendo

también incluir pocos rodolitos milimétricos y
Grainstone ricos en foraminiferos
bentdnicos (80-90%),

Seleccién y Agrupacion de Litotipos. Campo D
En los ndcleos de perforacion disponibles del campo D, pozo D-10, se
describieron once (15) facies, con base en criterios composicionales y texturales,

las cuales pueden ser agrupada en cuatro grupos principales:

e Grupo 1: Lodos, arcillas y arcillas limosas.
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e Grupo 2: Areniscas Arcillosas,

e Grupo 3: Areniscas de grano fino a medio, yacimiento, Canales y Barras
mareales

e Grupo 4: Areniscas Limpias, tamafio medio a grueso, excelente yacimiento,

Barras y Canales mareales

Los grupos litolégicos nombrados anteriormente, tienen una fuerte correlacién con
las Electrofacies definidas por graficos de litologia, por lo tanto, la clasificacion y
agrupamiento final en litotipos, redne grupos de rocas con caracteristicas
geoldgicas similares, asi como una respuesta similar delos registros de pozo. Este
agrupamiento garantiza la confiabilidad de los resultados, al interpretar litotipos en
los intervalos no corazonados y/o en los pozos con limitada disponibilidad de
registros de pozo. En la Tabla 34 se puede apreciar la nomenclatura asignada a
cada litotipo y su asociacion con las facies descritas en los nucleos de perforacion

y las electrofacies interpretadas por asociaciones de registros.

Tabla 35. Agrupacion de los litotipos descritos en nlcleos para el modelamiento de

registros.
Litotipo Facies Electrofacies Descripcion
Registros Nucleos

LITH1 F6, F10 Shale Arcillas, limolitas

LITH 2 F5, F12, F9, | Areniscas Arenisca lodosa intercalada con laminas de
F8 Arcillosas materia organica, areniscas lodosas.

LITH 3 F 4, F8, Areniscas Tipo B | Areniscas de cuarzo de tamafio fino a medio
F11, F 12,
F14.

LITH 4 F7, F13, Areniscas Tipo A | Areniscas de cuarzo de tamafio medio a
F15. grueso
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Los grupos litolégicos agrupados anteriormente permite conocer las caracteristicas
de los tipos de roca presentes en el yacimiento, para cada uno de los campos
muestra, una vez identificados los litotipos a partir de la informacion de litofacies
descritas en los ndcleos de perforacion, se procede a calcular las Unidades
Hidraulicas de Flujo a partir de las metodologias propuestas en la literatura, este

proceso se describe en el capitulo 6.3.1.

Figura 78. ldentificacion de facies a partir de la correlacion nucleo registro. Pozo

A-1. Campo A.
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6.5.1 FASE IV. Identificacion de Unidades Hidraulicas de Flujo. Esta fase
comprende la identificacion de unidades Hidraulicas a partir de las metodologias
existentes en la literatura, las cuales varian de acuerdo al tipo presente en el
yacimiento, una vez calculadas las UHF, se procede a identificar los litotipos a
partir de metodologias de Soft Computing. Esta fase es muy importante debido a
qgue luego de calculadas las UHF, se tiene una perspectiva de los intervalos mas

productivos en el yacimiento.

Las Unidades Hidraulicas de Flujo se calcularon para los cinco campos muestra a
partir de las metodologias presentadas en el capitulo 3. A continuacién se
presentan los resultados obtenidos para los campos A y D luego de aplicar cada
una de las mismas. Los calculos y procedimientos se presentan en el anexo Il del

presente reporte.

Campo A (Corresponde a Calizas)

Tabla 36. Identificacién de Unidades Hidraulicas de Flujo en el campo A.

Metodologia Campo ‘.J”“?'a‘?'es .
Aplicada Muestra Hldrf';u_Jllcas Petrofacies
Evaluado Identificadas
Método de Roca 4 Nanoporosa- Microporosa-
Windland Mesoporosa- Macroporosa.
Método de Pittman 4 Nanoporosa- Microporosa-
Mesoporosa- Macroporosa.
Correlacion de 5
Lorenz
Campo A La_l unidad hidréylipa que presenta
mejores caracteristicas de flujo es la
UHF 5, seguida de la UHF 5 hasta la
Correlacion de 3 (UH -5 a UH- UHF 7, la cual se define como la
Kozeny- Carman 7) unidad con las condiciones mas

bajas para la acumulacién y flujo de
fluidos.
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Campo D (Corresponde a Areniscas)

Tabla 37. Identificacion de Unidades Hidraulicas para el campo D.

Metodologia

Aplicada

Método de Roca
Windland

Método de Pittman

Correlacion de

Lorenz

Correlacién de

Kozeny- Carman

Campo
Muestra

Evaluado

Campo D

Unidades
Hidraulicas

Identificadas

7 (UH-1 a UH-7)

Petrofacies.

Nanoporosa- Microporosa-
Mesoporosa-Macroporosa-
Megaporosa
Nanoporosa- Microporosa-
Mesoporosa-Macroporosa-

Megaporosa

La unidad hidraulica que presenta
mejores caracteristicas de flujo es la
UHF 1, seguida de la UHF 2 hasta la

UHF 6, la cual se define como la
unidad con las condiciones mas
bajas para la acumulacién y flujo de
fluidos.

6.6 APLICACION DE LAS METODOLOGIAS DE SOFT COMPUTING A LOS

CAMPOS MUESTRA

La estimacién de las propiedades petrofisicas de las unidades de interés, se

orienta por tipos de roca o litotipos. Para lograr este objetivo el desarrollo del

modelo petrofisico se dividi6 en dos fases: 1) Interpretacion automatizada de

Litotipos a partir de Unidades Hidraulicas de Flujo, y 2) Estimacion de propiedades

petrofisicas.
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En el desarrollo se implementaron métodos de Soft Computing (S&C)
conjuntamente con modelos petrofisicos deterministicos, los cuales examinan la
funcionalidad y el grado de precision de la evaluacion usando técnicas
convencionales a partir de datos referidos a nucleos de perforacion y registros de
pozo e informacion y conocimiento del modelo geoldgico y de produccion.

Se implementaron mudltiples sistemas de interpretacion de litotipos basados en
analisis cluster, y redes neuronales los cuales permiten determinar las relaciones
existentes entre las propiedades petrofisicas mas importantes obtenidas a partir
de nucleos y aquellas estimadas de los registros, con el propésito de realizar el
escalamiento que permita, ademas de hacer calibraciones en profundidad, obtener
los coeficientes de correlacién Optimos para extrapolar los modelos definidos en
los nucleos al resto del yacimiento, empleando los registros como el medio de
propagaciéon mas adecuado para tal fin. Entre estas propiedades se encuentran
litofacies, cantidad y tipo de arcilla, porosidad, permeabilidad, saturacion de

fluidos, y densidad de grano.

Una vez identificadas las Unidades Hidraulicas de flujo UHF (numeral 5.3.1), se
procede a realizar la correlacidon nucleo-registro, lo que permite hacer el
acoplamiento entre las litofacies halladas en nucleos de perforacion y las litofacies
halladas; a partir de los registros de pozo (LITH), utilizando la plataforma de

interpretacion.

6.6.1 ldentificacion De Litologias. La definicion de los principales grupos
litologicos, fueron interpretados a partir de una metodologia que consiste en
identificar litotipos con base en analisis cluster en mudltiples graficos de litologia,
entre los cuales sobresalen densidad — neutrén, densidad — potencial fotoeléctrico,
densidad aparente de matriz —Gama Ray — resistividad profunda y resistividad
somera. Cada uno de estos graficos de litologia, permite identificar uno o dos

grupos litologicos de acuerdo a su respuesta caracteristica de los registros de
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pozo, por ejemplo, los intervalos arcillosos son mejor definidos con la combinacion

de la curva de rayos gamma y resistividad somera.

Arcillas - Shale. Definidas principalmente por la relaciones de arcillosidad (altos
valores de gamma ray) y resistividad somera (bajos valores, RESS < 5 ohm.m).

Figura 76.

Areniscas Arcillosas. Definidas por cortes de arcillosidad sobre la curva VShGR
en el cluster asociado a rocas siliciclasticas, valores altos de neutron y valores

bajos de densidad.

Areniscas: Son definidas por cortes de arcillosidad sobre la curva GR en el
cluster asociado a rocas siliciclasticas, valores bajos de densidad (entre 2.45

gm/cc y 2.55 gm/cc) y valores promedios de neutron (aprox 17 UP).

Areniscas Calcareas. Este tipo de roca se caracteriza por un aumento de la
densidad (valores entre 2.57 gm/cc y 2.67 gm/cc) y una disminucion de la curva
neutréon (menor a 0.12 UP. Esta configuracion de las curvas indica que las
propiedades petrofisicas disminuyen, posiblemente por la concentracion de
cemento calcareo (aumento de los valores de Rhob), mostrando una roca mas

apretada, lo que genera aumentos relativos en la resistividad de la formacién.
Calizas. Se identifican principalmente en los gréficos de litologia RHOC — NPHI vy

PEF en cluster asociados a valores relativamente altos de densidad, valores bajos

de neutron y altas resistividades.
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Figura 79. Grafico de Litologia Gamma Ray — ResD, Pozo D-10 . La combinaciéon de las curvas de rayos gamma y
resistividad somera permitio la identificacion rapida de arcillas y/o shale a partir de un cluster (color gris) con

caracteristicas de alta radioactividad y baja resistividad,

RESD/ GR RESD / GR
Interval : 1490. : 647475 Interval : 1480, : 647475
UHF_Extrapolad
200. 200. 3.
180. 180.
2.00-3.00
160. 160.
140. 140.
120. 120.
& 100 T 100 1.00-2.00
&0. 80.
60. 60.
40. 40.
0.00-1.00
20. 20.
0. 0.
1 10. 100. 1000. 1 10. 100. 1000.
RESD RESD
18601 points plotted out of 15540 15373 points plotted out of 19940

Fuente: Autor
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Figura 80. Identificacion de litologias a partir de Analisis Cluster. Pozo D-10.

Dapﬂ-l TZ | cau Gamma Ray Resistives Dens idad/P orosidad Litotiposcaore Litatipos
oeFTH| caLl GR [GAPT) RESD [CHMM] RHOE (553 LITHCORE() LITH {)
FT g B =1 |0 ———— 180 |02 ————— 2000 | 1.95 2850 410 4
u:_:: - RESM [DHMM) HPHI idec) LITHCORE: LITHCORE
Y 0.2 — 2000 | 045 015 |0 LI 4
RESS {DHM
Ed 02— O 00
X800
2
X300

Fuente: Autor

La figura 80 muestra la identificacion de litologias a partir de analisis cluster para
el pozo D-10. Por medio del analisis cluster se identificaron 4 tipos de roca LITH 1
a LITH 4, las cuales varian de menor a mayor capacidad de almacenamiento de
fluidos de acuerdo a las caracteristicas petrofisicas (porosidad y permeabilidad

respectivamente).
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6.6.2 Aplicacion De Redes Neuronales En Los Campos Muestra:

6.6.2.1 Interpretacion De Litotipos. En la interpretacion de Litofacies a partir de
Unidades Hidraulicas de Flujo, se implementaron técnicas de Soft Computing que
combinan redes neuronales no supervisadas y reglas de produccidn, en un
sistema experto que involucra el aprendizaje y entrenamiento de redes neuronales
para reproducir la probabilidad de presencia de un litotipo u otro a partir de la
respuesta de los registros de pozo y un sistema de decisibn que agrupa esas
probabilidades con base en reglas jerarquicas para obtener una curva discreta de

litotipos en el pozo.

En la interpretacién de los pozos, se implementaron dos sistemas diferentes,
compuestos cada uno, por mdultiples arreglos de redes neuronales no
supervisadas, en las cuales, el punto de partida, es la seleccién apropiada de los
atributos predictores (registros de pozo) de acuerdo a los resultados obtenidos en
el amarre roca — registro para medir el grado de sensibilidad de los atributos hacia

la respuesta buscada, en este caso los litotipos.

Ante la limitada informacién de registros en algunos pozos, se incluyeron en el
entrenamiento dos de los 3 pozos que cuentan con informacion de nucleos y a su
vez presentan buena informacion de registros de pozo, para dar confiabilidad en el
modelo a generar. Se tomé el pozo D-9 como punto ciego para evaluar el

comportamiento de las redes neuronales en los demas pozos.

Los pozos seleccionados para el entrenamiento fueron:

e Pozos con Nucleos: Pozos D- 8, D-10.

e Pozos con Informacion adecuada de registros: Pozos D- 8, D-9, D-10.
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6.6.2.2 Entrenamiento De Las Redes Neuronales. El entrenamiento de las
redes neuronales consiste en ingresar curvas de entrada (registros de pozo) para
calcular una curva de salida o litotipos, el litotipo hallado son las Unidades
Hidraulicas de Flujo Extrapoladas, las cuales son comparadas con las Unidades
Hidraulicas de Flujo obtenidas de los calculos realizados en nucleos de

perforacion, para determinar el grado de amarre roca- registro.

Una vez seleccionadas las curvas a ingresar, se ingresa por el médulo Advanced
interpretation > Neuronal Networks Andlisis, se seleccionan las curvas de entrada,
una vez identificadas, se procede a entrenar la red neuronal a partir de los datos
de UHF calculadas con informacion de nucleos. Los corazones son tomados en
un pequefio intervalo a lo largo del pozo, en este intervalo es donde se entrenan

las redes neuronales, para luego ser extrapoladas en todo el pozo. (ver figura 81).

Figura 81. Procedimiento para el entrenamiento de las redes neuronales en la

plataforma de interpretacion IP.
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Una vez entrenado y validado el modelo, se procede a aplicarlo a los demas
pozos que cuentan con informacién de las mismas curvas. En el Campo D, se
implementaron 2 sistemas o modelos, para determinar la sensibilidad de los

registros hacia los litotipos a calcular.

6.6.2.3 Modelo |. Densidad — Neutrén. Es el modelo de mas alta confiabilidad,
debido a la disponibilidad de las curvas de densidad, Porosidad y rayos gamma,
las cuales presentan la méas alta sensibilidad en la identificacion, clasificacion y
discriminacion de los diferentes litotipos. El sistema, utiliza como variables de
entrada, las curvas de los registros de densidad (RHOc), neutrén (NPHIc), rayos
Gamma (GrC) y resistividad somera (RESS) para la generacion de la curva de
litotipos (LITH) a lo largo del perfil del pozo. Es modelo se aplic6 en 12 pozos de

los campos muestra de estudio.

6.6.2.4 Modelo Il. Densidad. Este modelo comparado al primero, no es
altamente confiable, debido a la falta de la curva neutrén, la cual presenta la
mayor sensibilidad en la identificacion y discriminacion de los litotipos areno-
arcillosos y areno calcareos, los cuales no son discriminados en su totalidad con la
curva densidad, la cual puede ser atenuada (valores mayores a 2.5 gm / cc) por

cualquiera de los dos componentes principales, arcilla o cemento calcéreo.

Este modelo se trabajoé con un sistema de red neuronal, en el que se toman como
datos de entrada, las curvas de los registros de densidad (RHOB), rayos gamma
(GR) y resistividad somera (RESS) para la identificacion de los volimenes
probabilisticos de los litotipos correspondientes a areniscas de cuarzo (Litotipos 3
y 4 Campo D.), areniscas calcareas (litotipo 3 Campo A) y calizas (Litotipo 3-
Campo A).
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Este sistema se implementd en 24 pozos de los campos muestra de estudio.

6.6.2.5 Modelo lll. GR- Resistividad. Es el modelo de menor confiablidad,
aplicado en el Campo D, debido a la falta de informacion de registros, Unicamente
se contd con informacion de los registros (GR) y resistividad profunda, lo cual
aumenta la incertidumbre en el modelo a la hora de hallar litotipos por este

método. Este sistema se implement6 en 5 pozos del campo de estudio.

La red final, reune, normaliza y recalcula los resultados probabilisticos obtenidos
en cada una de las redes originales en un resultado final, el cual es el atributo de

entrada al sistema de decision y obtencion de la curva de litotipos.
Este sistema se implement6 en 9 pozos de los campos muestra de estudio.
En la Figura 82 se presenta un ejemplo de los resultados del sistema de

interpretacién automatizada de litotipos, implementado en los pozos con curvas

densidad — neutrén, correspondientes al Modelo I.

290



Figura 82. Interpretacion automatizada de litotipos, pozo D- 10, Modelo I. En la
gréfica se observan las variables de entrada (Curvas de GR track 1, RESS track 2,
RHOB y NPHI track3 y 4) y salida (Volumenes por litotipos track 5), el track 5

muestra las UHF calculadas a partir de datos de Nucleos de Perforacion.
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Fuente: Autor

La correlacidén nucleo-registro, ha permitido ubicar en profundidad la sucesion de
facies en cada uno de los pozos analizados, A-1y analizar el comportamiento de
los diferentes registros de pozo en cada una de las facies descritas. A
continuacion se muestran los tipos de facies calculados a partir de las
metodologias de Analisis Cluster (Track 6) y Redes Neuronales (Track 7) para el

campo D-10.
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Figura 83. Célculo de litotipos a partir de Litofacies descritas en nucleos de perforacion y UHF extrapoladas. Se

observa grafico generado a partir de analisis cluster y de Redes neuronales, para el pozo D-10.
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6.7 FASE V. CALCULO DE PROPIEDADES PETROFISICAS

Esta fase comprende el céalculo del volumen de arcilla, porosidad efectiva,
saturacion de agua y saturacion de Hidrocarburos usando ecuaciones que
agrupan las variables mencionadas en los anteriores fases. Esta es la etapa mas
importante, ya que agrupa todas las variables calculadas en las anteriores fases y
arroja los resultados de los horizontes productores que determinan el

comportamiento del yacimiento.

Es de resaltar, que en esta etapa todos pasos se deben de haber efectuado de
manera confiable, para garantizar un amplio conocimiento de las propiedades del

yacimiento y en Ultimas, la cantidad de hidrocarburos que hay en el mismo.

6.7.1 Calculo Del Volumen De Arcilla Vsh En Los Campos Muestra De
Estudio. Luego de exponer las metodologias mas usadas para el calculo de
Volumen de Arcilla (Vsh), se procede a hallar el volumen de arcilla en los campos

muestra de estudio, teniendo en cuenta las curvas de registro existentes.

Método Gamma Ray

Este método (ver numeral 4.1) permite calcular el volumen de arcilla en la
formacion a partir de la curva GR, para el desarrollo del presente proyecto, una
vez seleccionada la curva, se generé un histograma que permite identificar la
distribucion de datos y determinaciéon de 2 familias, familia 1 ( GR entre 30y 85) y
familia 2 (GR entre 80 y 150), (ver figura 84). Una vez identificadas se procede a
unificar por litotipos para identificar la respuesta de la curva obtenida (Vsh) en las

diferentes tipos de litologia.

Para el pozo D-10 se observa un buen comportamiento (deflexion de la curva) en

cada una de las litologias presentes a lo largo del pozo (LITH 1 a 4)..
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Figura 84. Histograma del registro Gamma Ray, en el cual se observan dos familias de datos, para el calculo del

volumen de arcilla (Vsh) en la formacion.
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Método Densidad Neutron: Este método (ver numeral 4.1), permite calcular el volumen de arcilla Vsh en la
formacion, por medio del Crossplot de los registros densidad (eje y) y Porosidad Neutron (eje x), la figura 85
muestra el calculo de Vsh aplicando éste método, en el cuél se observa la zona de areniscas limpias (valores de
RHOB entre 2.1 y 1.95, y valores de NPHI ente 0.25 y 0.36) y la zona de arcillas con valores altos de RHOB

respectivamente.

Figura 85. Crossplot Densidad-Neutron, usado para el calculo del volumen de arcilla Vsh en la formacion.

MEHI f HHUOB
Active Zone : 1 ZONES =
17 AllZones
2
1.95
22
o
o
I
(il ol
245
2T
S (SW3) Density Neutrer TNPH) overlay, Rhofluid = 1.0 (CP-1e 158%9)
015 n.02 0.1%9 0.36 0.53 0T
NPHI

15150 points plotted out of 15317

Fuente: Autor

295



Figura 86. Calculo del Volumen de Arcilla para el pozo D-10. La figura muestra la curva de Vsh hallada a partir del

método Gamma Ray (track 9- curva roja) y el método Densidad-Neutrén (track 9-curva azul).
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6.7.2 Calculo De La Porosidad Efectiva En Los Campos Muestra De Estudio.
Luego de exponer las metodologias mas usadas para el célculo de Volumen de
Arcilla (Vsh), se procede a hallar el volumen de arcilla en los campos muestra de

estudio, teniendo en cuenta las curvas de registro existentes.
El célculo de la PHIT se realiz6 usando la suma de cuadrados (Phiden +
PhiNeu)/2, teniendo en cuenta este modelo para el litotipo 4, el cual presenta las

mejores propiedades para almacenamiento de fluidos.

La Phie se calcul6 con la formula Phie: PHITP* (1-Vsh), en la cual el Vsh usado se

calculo a partir del registro densidad-neutrén.

La figura 87, muestra la curva de porosidad efectiva y el grado de amarre obtenido

con los datos de porosidad tomados de los nucleos de perforacion.
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Figura 87. Célculo de la porosidad efectiva para el pozo D-10. Usando el método Densidad- Neutron.
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Con el fin de mejorar la interpretacion petrofisica, se deben comparar los
resultados de los registros con los obtenidos en las mediciones directas en los
corazones. Esto se puede hacer de varias formas, una de ellas es graficar en una
grafico cartesiano 2D los la porosidad De los corazones vs la porosidad calculada
por los registros. De esta manera se pueden visualizar posibles errores. Otra
forma comudn es sobreponer los resultados de laboratorio en funcion de la
profundidad en los registros para asi, poder relacionar las diferencias con respecto

a algun tipo de litologia en especial.

Para el pozo D-10 se observa un buen amarre de los datos de porosidad
obtenidos de los corazones, con los datos de porosidad obtenidos de los registros
de pozo, esto se puede observar en el intervalo X920 a X940 figura 87, en los
cuales se tienen valores de porosidad entre 32% y 34.3%. Para el intervalo X950
a X960 no existe un buen amarre debido a que la porosidad efectiva fue calculada
a partir del método neutron-densidad, el cual asume las areniscas arcillosas como

arcillolitas, las cuales no tienen porosidad efectiva.

Una vez calculada la procede a calcular la resistividad de agua de formacion, lo

gue permite continuar con el método de saturacion de agua-

CALCULO DE LA RESISTIVIDAD DE AGUA DE FORMACION

La resistividad de agua de formacion se calcul6 por medio de los graficos de
Pickett (ver capitulo 4.3.2.2), en los cuales se grafica la porosidad efectiva vs la
resistividad de formacién, una vez graficadas estas curvas se procede incluir las
variables a (factor de tortuosidad), m (exponente de cementacién) y n
(mojabilidad), las cuales ya estan definidas de acuerdo al tipo de roca presente en
el yacimiento. En este caso se tomé el valor de m: 1.70 y a: 1.45 las cuales

corresponden a areniscas calcareas. Una vez definidos estas constantes, se
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procede a identificar la zona de interés en el yacimiento (area celeste), la cual se

encuentra saturada entre 30 y 50% ver figura 88.
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Figura 88. Calculo de Rw para el pozo D-10, aplicando el método de Pickket a partir de las curvas Porosidad

Efectiva y Resistividad Profunda.
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Una vez calculado el volumen de arcillosidad y la porosidad efectiva en los
campos muestra, se procede a determinar la Sw en las formaciones, en la

plataforma de interpretacion IP, usando la ecuacion de Archie.

6.7.3 Aplicacién Del Céalculo De Sw En Los Campos Muestra. La ecuacion de
Archie permite realizar el calculo de Sw en zonas limpias de arcillas. En el pozo
D-10 se calculo6 la saturacion de agua usando la ecuacion de Archie y teniendo en
cuenta las constantes a: 1.45, m: 1.70 y n: 2. Los valores de saturacion de agua

hallados varian entre 38%y 55%.
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Figura 89. Calculo de Sw para el pozo D-10, aplicando el método

de Archie a partir de las curvas Porosidad

Efectiva.
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6.7.4 Evaluacion De Propiedades Petrofisicas. La evaluacion de las
propiedades petrofisicas, se realizdé a partir de la implementacion de numerosos

modelos deterministicos de interpretacion de registros de pozo.

El método implementado, garantiza la confiabilidad de los resultados y la
disminucion de la incertidumbre asociada a la disponibilidad de registros. En la
tabla 38, se presentan los modelos y parametros implementados en la evaluacion

de las propiedades petrofisicas, de una forma general.

Tabla 38. Modelos y parametros utilizados en la evaluacion de propiedades

petrofisicas aplicados a los campos muestra de estudio.

MODELO CURVA DE PARAMETROS
ENTRADA
Arcillosidad (Vsh) LITH1,2y3 Funcion lineal sobre el GR
GR GRcl: 30y GRsh: 150
LITH 4 Valor Minimo entre Vsh GR y Vsh ND
NPHI- RHOB GRcl: 80y GRsh: 130
Porosidad Total LITH1,2y3 Suma de cuadrados
Porosidad Efectiva GR (PhiDen+Phineu)/ 2
LITH 4y5 Promedio Ponderado RHOB (60%),

NPHI (40%)
PHIE: PHIT x (1 —Vsh)
Saturacion de Agua RESD Formulacién de Archie
PHIE a=1 m=170n=2.12
Rw:1.74 @ 75 °F

Fuente: Autor
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La tabla 39 presenta los calculos de arcillosidad, porosidad efectiva, saturacion de

agua y espesor de arena neta, calculado para el pozo D-10.

Tabla 39. Calculos obtenidos para Porosidad efectiva, Saturacién de agua,

Permeabilidad y Net Pay, Pozo D-10.
Zona Gross Net Net/Gross Av Av Sw Av PhiH PhiSoH VclH

Phi Vel
# Interval Pay Pay Pay Pay Pay Pay Pay Pay
1 157.00 | 27.50 0.175 0.356 | 0.338 | 0.098 | 9.80 6.48 2.69

Fuente: Autor
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Figura 90. Determinacion del intervalo Neto Productor
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7. FLUJOS DE TRABAJO

El desarrollo de flujos de trabajo, permite mostrar de manera practica y consecuente las etapas a desarrollas durante cada una de las fases del desarrollo del presente proyecto, siendo asi un

factor fundamental para tener en cuenta los pasos que se deben seguir en cada una de ellas.

Figura 91. Flujo de Trabajo General para la evaluacion Petrofisica
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Figura 92. Diagrama de flujo de la Edicion de registros. Fuente: Autor

Edicion de los Datos

De Reaistros Nucleos _Qe
Perforacion

I

Estandarizacion
— Mnemonicos

Correccion de
Linea base SP

A

—

Correlacion de
Profundidad

Correccion por efectos
ambientales a los registros

r

|dentificacion de
datos erroneos

y

308



Nucleos de

Perforacion
Inventario de Nucleos de
perforacion en campos
muestra
1
|
Analisis de Facies
Adaptacion, Adecuacion Base de
Adecuacion y datos (nticleos)
homogemzamon

e Correccion de desfases
en profundidad

e Correccion de datos
petrofisicos (K y & ) a
presion de confinamiento

Definicion de Litotipos /Tipos de roca
o UHF a partir de Litofacies y
asociaciones petrofisicas

309



Figura 93. Diagrama de Flujo desarrollo de la fase de Nucleos de Perforacion. Fuente: Autor
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Figura 94. Diagrama de flujo para determinacion de la Arcillosidad (Fuente:

Autor)
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Figura 95. Diagrama de flujo para determinacion de la Porosidad Efectiva (Fuente: Autor)
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Figura 96. Diagrama de flujo para determinacion de la Porosidad Efectiva (Fuente: Autor)
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Se estructuré una metodologia para la interpretacion petrofisica aplicado en
campos maduro. De esta forma este proyecto ayuda al intérprete tanto en el
soporte de edicidn, visualizacion y computo, como en la base de datos teorica

del paso a paso que se debe seguir en la interpretacion petrofisica.

Los nucleos de perforacion son el punto de partida a la hora de realizar las
correlaciones Nucleo- Perfil, ya que los datos suministrados por los mismos
son la medida mas efectiva para realizar un escalamiento correcto a los demas

intervalos del yacimiento.

Se identificaron unidades de flujo, para los campos muestra de estudio, las
cuales fueron definidas como intervalos de sedimentos que mantienen una
relacion similar entre sus propiedades petrofisicas tales como porosidad,
permeabilidad, radio de garganta poral, capacidad de flujo y almacenamiento.
Sobre la base de los analisis de perfiles de garganta de poro y las relaciones
empiricas ya indicadas, se determind que la ecuacion que mejor se ajusta para
el calculo del mismo es la R40 de Pittman, con la cual fueron definidas las
Petrofacies, siendo las mas predominantes la Mesoporosa y Macroporosa

ubicadas en el campo A.

Los célculos de las propiedades Petrofisicas, se deben realizar teniendo en
cuenta los datos de perforacion tales como: salinidad, temperatura, resistividad
del lodo, con el fin de garantizar la confiabilidad de los resultados. En caso de
no tener alguno de estos datos (pozos antiguos), es necesario consultar los
informes de perforacion y realizar el calculo con ayuda de la plataforma de

interpretacion IP.
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Se identificaron las propiedades petrofisicas de los campos muestra de estudio
empleando las metodologias mencionadas en cada una de las etapas del
proyecto, obteniendo asi un amplio conocimiento de parametros necesarios y

su importancia en el desarrollo de un modelo petrofisico confiable.

Se definieron flujos de trabajo que permiten determinar la informacion
necesaria para el desarrollo de un modelo petrofisico en campos maduros, asi

como también el camino que se debe seguir durante el desarrollo del mismo.

Se aplicaron 2 modelos para calculo de Volumen de Arcilla, GR y Neutron-
Densidad. El modelo densidad neutrbn no es confiable para litologias
correspondientes a arenas arcillosas, ya que asume estas litologias como una
zona 100% arcillosa. Por el contrario el modelo (GR), se ajusta muy bien,

permitiendo identificar los cambios de litologia a lo largo del pozo.

Los litotipos considerados como roca yacimiento son las pertenecientes al
grupo de areniscas de cuarzo (litotipos 3 y 4), que presentan las mejores
caracteristicas como roca yacimiento. Las areniscas arcillosas y areniscas
calcareas, litotipos 2 y 3 respectivamente, no se consideran como roca

yacimiento, por su baja capacidad de flujo y almacenamiento de fluidos.

Los ejemplos y ejercicios estan basados en registros reales de diferentes
cuencas, y estan disefiados para enfatizar el concepto de interpretacion
integrada, que busca respuestas consistentes con todos los perfiles disponibles
y con el conocimiento del yacimiento. Los ejercicios se desarrollan utilizando
software comercial, lo que permite al practicante adquirir o fortalecer destrezas
de visualizacion, e implementacibn de modelos de interpretacion. Se
recomienda tener bases sdlidas en el manejo e interpretacion de registros de
pozo, lo cuél va a marcar la diferencia a la hora de calcular los pardmetros de

porosidad, permeabilidad y saturacion de fluidos, lo cual se traduce en una
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mayor precision en el calculo de reservas de hidrocarburos, factor importante a

la hora de determinar la factibilidad econémica de un proyecto
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