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RESUMEN 

 

TÍTULO: MÉTODOS DE ESTIMACIÓN DE ACEITE RESIDUAL (Sor) EN 

YACIMIENTOS CARBONATADOS NATURALMENTE FRACTURADOS1 

AUTOR: LEONARDO FERNANDEZ ROJAS2 

PALABRAS CLAVE: Yacimientos naturalmente fracturados, yacimientos 

carbonatados, saturación de aceite residual, registros de pozos, pruebas de 

laboratorio en plugs, doble/triple porosidad. 

DESCRIPCIÓN: 

El objetivo de este trabajo es proponer un screening para disminuir la 

incertidumbre en la estimación de la saturación de aceite residual en yacimientos 

maduros naturalmente fracturados. Esta herramienta permite la toma de 

decisiones de manera práctica y rápida basada en la selección de los métodos 

especiales óptimos para estimar dicha propiedad, teniendo en cuenta propiedades 

petrofísicas y mecánicas que definen el comportamiento estático y dinámico de 

este tipo de yacimientos. 

Se realizó una revisión bibliográfica con el fin de analizar los diferentes métodos 

especiales más utilizados en la industria petrolera  a nivel mundial para estimar la 

saturación de aceite residual en yacimientos maduros naturalmente fracturados. 

Una vez identificadas los métodos más utilizados, se propone un screening que 

involucra diferentes propiedades petrofísicas y mecánicas que definen el 

comportamiento de yacimientos maduros naturalmente fracturados, las cuales 

influyen significativamente en la selección de dichos métodos especiales. 

La selección de cada método y técnica con base en el comportamiento estático y 

dinámico de diferentes tipos de yacimientos maduros naturalmente fracturados, es 

un método práctico que permite tomar rápidas decisiones y reduce 

significativamente la incertidumbre asociada a la correcta estimación de un 

parámetro tan importante como lo es la saturación de aceite residual en 

yacimientos maduros, especialmente si en estos se planean ejecutar proyectos de 

recuperación mejorada. 

  

                                                           
1 Trabajo de grado 
2 Facultad de Ingenierías Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería de Petróleos. Director: 
PhD. Zuly Himelda Calderón Carrillo. Co director: Leonardo Meneses Larios. 
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ABSTRACT 

 

TÍTLE: METHODS TO ESTIMATE RESIDUAL OIL (Sor) IN NATURALLY 

FRACTURED CARBONATE RESERVOIRS 3 

AUTHOR: LEONARDO FERNANDEZ ROJAS4 

KEYWORDS: Naturally fractured reservoirs, carbonate reservoirs, residual oil 

saturation, well logging and core laboratory tests, double/triple porosity. 

DESCRIPTION: 

The purpose of this paper is to propose a screening to decrease the uncertainty in 

the estimation of residual oil saturation in naturally fractured carbonate reservoirs. 

This tool allows to take quick and practical decisions based on the selection of 

optimum methods and techniques to estimate such parameter according to 

petrophysical and mechanic rock properties that defines the static and dynamic 

behavior of this kind of reservoirs.  

A literature revision has been made in order to analyze different methods and 

techniques applied to estimate residual oil saturation in several worldwide cases 

study of naturally fractured carbonate reservoirs. Once identified such methods 

and techniques, a screening which involves different petrophysical and mechanic 

properties is proposed, these properties affects significantly the selection of 

optimum methods and techniques to estimate residual oil saturation properly. 

The selection of each method and technique based on the static and dynamic 

behavior of different types of naturally fractured carbonate reservoirs is a practical 

method that allows to take quick decisions and reduce significantly the uncertainty 

associated to the estimation of such an important parameter as the residual oil 

saturation in this kind of reservoirs, especially if it is planned to implement 

enhanced oil recovery projects in the future. 

  

                                                           
3 Bachelor Thesis 
4 Physico-Chemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Advisor: PhD. 

Zuly Himelda Calderón Carrillo. Leonardo Meneses Larios. 
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1. INTRODUCCIÓN 

 

La adición de reservas de petróleo a nivel mundial y la creciente producción de 
hidrocarburos líquidos son dos aspectos que se encuentran en gran contraste, ya 
que sus respectivos ritmos de crecimiento muestran un panorama negativo en 
algunos países donde en el futuro la demanda de petróleo será mucho mayor que 
la oferta, lo que implicaría una dependencia mayor de productos importados, 
desfavoreciendo la auto sostenibilidad de tales países.  

La Figura 1 muestra las reservas probadas, los recursos técnicamente 
recuperables de shale oil y los recursos técnicamente recuperables no 
descubiertos de acumulaciones estimadas en el subsuelo para algunos de los 
países de mayor importancia en la industria petrolera del continente Americano. 
En la Figura 1 se observa que tanto Colombia, como México, USA, Argentina y 
Brasil tienen buen potencial de reservas en acumulaciones de recursos 
técnicamente recuperables no descubiertos y en recursos no convencionales (EIA, 
2014). 
 

Figura 1. Reservas y recursos técnicamente recuperables no descubiertos en 

América. 

 

Fuente: Adaptado de EIA, 2014. 
 

 

2 MMMBBL reservas probadas 

(BP, 2017) 

8.9 MMMBBL reservas 

estimadas por descubrir 
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De esta manera, se puede inferir que el desarrollo de la industria de los 
hidrocarburos en países no auto sostenibles (e.g. Colombia y México), ha sido en 
gran parte gracias a descubrimientos e incorporaciones de reservas por parte de 
campos en etapa de desarrollo y campos maduros, aquellos cuya producción, si 
bien aún se mantiene, ha declinado de manera drástica al pasar de los años. En la 
Figura 2 se muestra la producción mundial de petróleo por tipo de fuente, donde 
se destaca la tendencia de las capacidades existentes en comparación con las 
otras fuentes de producción de petróleo. 
 

 

Figura 2. Producción mundial de petróleo por tipo de fuente. 

 

Fuente: Adaptado de CNH, 2012. 
 

 

De igual manera, la Figura 3 representa el incremento previsto en reservas 
probables y posibles mediante la implementación de métodos de recuperación 
secundaria y mejorada respectivamente, esto en un yacimiento carbonatado 
naturalmente fracturado, altamente heterogéneo y con un sistema de doble 
porosidad conectado por un complejo sistema de microfracturas (CNH, 2016). 
 

 

Déficit de producción a futuro 

sobre la tendencia actual  
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Figura 3. Perfiles de reservas mediante la implementación de métodos de 

recuperación secundaria y mejorada. 

 

 Fuente: Adaptado de CNH, 2016. 
 

 

La mayoría de los yacimientos de petróleo y gas a nivel mundial, están fracturados 
o tienen una interacción significativa en poca o gran medida entre la matriz y 
fracturas naturales circundantes a la misma (Aguilera, 1995; Garcia et al, 2007) , 
por lo cual las acumulaciones de petróleo y gas también se ven involucradas en 
dichas interacciones. Los yacimientos naturalmente fracturados, en especial los 
yacimientos carbonatados, tienen un gran impacto en la distribución de reservas 
probadas de petróleo y gas a nivel mundial, ya que se estima que estos contienen 
más del 60% de las reservas de aceite del mundo y un 40% de las reservas 
mundiales de gas, distribuidas a nivel mundial como se observa en la Figura 4. 
 

 

 

 

 

 

 

 

Inminente desarrollo de 

reservas mediante métodos 

de recuperación secundaria 

y/ mejorada   
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Figura 4. Distribución de reservas de petróleo en carbonatos a nivel mundial. 

 

Fuente: Schlumberger, 2008. 
 

 

Los descubrimientos de campos gigantes a nivel mundial son aquellos que pueden 
llegar a tener reservas recuperables de 500 millones de barriles de petróleo 
equivalente (boe) o más. Campos gigantes como Ghawar en Arabia Saudita o el 
complejo Cantarell en México, entre otros, representan una buena cantidad de las 
reservas probadas de aceite a nivel mundial, en adición la mayoría de estas 
reservas ubicadas en campos gigantes corresponden a yacimientos carbonatados, 
como se muestra en la Figura 5. 
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Figura 5. Distribución de reservas de petróleo, gas y condensados en campos 

gigantes de acuerdo a al tipo de yacimiento. 

 

Fuente: Bai & Xu, 2014. 
 

 

De esta manera, se puede afirmar que la mayoría de las reservas que aún no se 
han desarrollado a nivel mundial se encuentran en yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados y este desarrollo posterior solo se puede lograr 
optimizando el desempeño de los yacimientos con métodos de recuperación 
secundaria, mejorada y/o avanzada. Por lo tanto, en este trabajo se dará una 
breve introducción a los diferentes tipos de yacimientos naturalmente fracturados, 
pero el enfoque del mismo está dirigido hacia los yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados 

Como se mencionará en capítulos posteriores, el potencial hidrocarburífero de 
este tipo de yacimientos aún no se ha aprovechado al máximo ya que las 
condiciones de heterogeneidad, propia del yacimiento, representan retos técnicos 
y tecnológicos para la industria actual, por lo cual se convierten en objetivos 
prospectivos a desarrollar a futuro. El principal problema que se presenta en los 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, es la interacción de la matriz 
y la fractura, este tema será parte fundamental en la discusión a lo largo de este 
trabajo ya que representa la acumulación de hidrocarburos que se podrá extraer y 
aquella que quedará entrampada en el medio poroso, es decir la saturación de 
aceite residual (Sor). 
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El panorama global que sugiere esta problemática indica que el 60% de las 
reservas mundiales de aceite se encuentran en carbonatos que se encuentran de 
alguna manera naturalmente fracturados en un mayor o menor grado. Esto quiere 
decir que aproximadamente 1019 MMMBO (BP, 2017) se encuentran en este tipo 
de yacimientos, los cuales se encuentran repartidos principalmente en el Medio 
Oriente, Libia, Rusia, Kazajistán, Norte América, entre otros. La mayoría de estos 
países representan un poco más de la mitad de la producción mundial de aceite 
en el mundo, por lo que las oportunidades de acceder a una producción de aceite 
incremental significativa son altas (Tabla 1). 
 

 

Tabla 1. Principales productores de aceite a nivel mundial. 

  

Países 
productores 

MBOPD 
% del total 

mundial 

Arabia Saudita 12349 13.4 

Estados 
Unidos 

12354 13.4 

Rusia 11227 12.2 

Irán 4600 5 

Iraq 4465 4.8 

Canadá 4460 4.8 

Emiratos 
Árabes Unidos 

4073 4.4 

China 3999 4.3 

Kuwait 3151 3.4 

Venezuela 2410 2.6 

Resto del 
mundo 

1416 31.7 

Mundial 4331 100 

 

Fuente: BP, 2017. 
 

 

Este panorama es el principal motivo de estudio de este trabajo, ya que gran parte 
de estos recursos se encuentran subestimados y fuera de alcance productivo, 
además no se han realizado avances significativos para lograr producir dichos 
recursos contingentes. 

El propósito de este trabajo es profundizar en uno de los factores críticos en el 
desarrollo de yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, como lo es la 
estimación de la saturación de aceite residual en el sistema matriz-fractura y sus 
respectivos métodos, para la posterior evaluación de implementación de técnicas 
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de recuperación secundaria o mejorada, esto sustentado en el gran impacto que 
tendría en la producción mundial de aceite la adición de dichos recursos que 
comprenden una alta complejidad técnica y tecnológica.  

 

1.1. MARCO TEÓRICO 

 

1.1.1. Yacimientos naturalmente fracturados 

 
Todos los yacimientos están afectados de alguna manera por fracturas naturales. 
En yacimientos carbonatados, estas fracturas pueden ayudar a generar una 
porosidad secundaria lo cual se traduce en canales de flujo de alta conductividad 
lo que favorecería a la productividad de los pozos, sin embargo estos canales de 
flujo también pueden generar inconvenientes de conificación y producción 
temprana de agua y/o gas. En yacimientos siliciclásticos, las fracturas naturales 
impactan en la heterogeneidad de la roca y complica el flujo de fluidos a través del 
medio poroso. Por otro lado, las fracturas naturales sirven como medios de 
producción en algunos yacimientos considerados no convencionales, tales como 
el tight oil/gas, shale oil/gas y los yacimientos de metano en capas de carbón 
(CBM) (Bratton et al, 2006). 
 
Por lo tanto, un yacimiento naturalmente fracturado es aquel yacimiento que 
contiene fracturas naturales creadas por procesos, geológicos, químicos o 
tectónicos, las cuales tienen un efecto positivo o negativo en el flujo de fluidos a lo 
largo del sistema matriz-fractura (Aguilera, 1995). 

 
 

1.1.2. Caracterización estática de yacimientos naturalmente fracturados 

 
La caracterización estática de yacimientos naturalmente fracturados se centra en 
la estimación de las propiedades geológicas, estructurales, petrofísicas y sísmicas 
del sistema matriz-fractura. 
  
Los modelos sedimentarios y geológicos permiten conocer a detalle las unidades 
geológicas que componen el yacimiento, además de definir conceptualmente las 
facies que las componen. El objetivo general de dichos modelos es conocer la 
distribución areal del yacimiento y definir la continuidad lateral de las unidades 
geológicas que lo conforman. Dichos modelos se construyen a partir de 
información de afloramientos y mediante la correlación de información de pozos 
pre-existentes, i.e. registros, muestras de pared de pozo o plugs. 
 
Los modelos estructurales y sísmicos tienen como objetivo identificar la estructura 
del yacimiento, su respectivo estado de esfuerzos in situ, las etapas de 
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estructuración del yacimiento y la generación de correlaciones entre atributos 
sísmicos tradicionales y especiales con propiedades petrofísicas. Dichos modelos 
se pueden construir a partir de afloramientos, cubos sísmicos, registros geofísicos 
y check shots o VSP, y permiten obtener las superficies sísmicas del yacimiento, 
los planos de fallas, los planos de esfuerzos principales y sismogramas sintéticos 
para conversión a profundidad. 
 
El modelo petrofísico de yacimientos naturalmente fracturados tiene como objetivo 
identificar, y definir las propiedades petrofísicas tanto del sistema de fracturas 
como de la matriz presente en el yacimiento. Sin embargo, caracterizar el sistema 
de fracturas es una difícil tarea que requiere de integración de datos estáticos y 
dinámicos de pozos para poder generar un modelo confiable de intensidad, 
distribución, orientación y propiedades petrofísicas de las fracturas naturales 
presentes en el yacimiento. Diversos autores (Arango et al, 2004; Garcia et al, 
2007; Gauthier et al, 2000; Gouth & Toublanc, 2006; Guerreiro et al, 2000; Jenkins 
et al, 2009; Pinous et al, 2007; Zellou et al, 2003) han desarrollado flujos de 
trabajo y metodologías para caracterizar el sistema de fracturas naturales en 
yacimientos naturalmente fracturados utilizando modelos discretos de red de 
fracturas (DFN) y modelos continuos de fracturas (CFM), los cuales integran datos 
estáticos de pozos tales como registros de imagen (Figura 6), plugs, afloramientos 
y datos dinámicos derivados principalmente de pruebas de presión y datos de 
producción. 

 
 

Figura 6. Registro de imagen (FMI) (A); Interpretación de fracturas en el intervalo 

de registro(B). 

 
 

Fuente: Adaptado de Aslanyan et al, 2015. 
 

 

A B 
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1.1.3. Caracterización dinámica de yacimientos naturalmente fracturados 

 
En yacimientos naturalmente fracturados, el flujo de fluidos debe dividirse en dos 
sistemas de porosidad y permeabilidad distintos, uno para la matriz y otro para la 
fractura (Nelson, 2001). La interacción o comunicación de flujo entre dichos 
sistemas permite evaluar cada yacimiento naturalmente fracturado por separado, 
ya que dependiendo de la naturaleza del mismo, esta interacción puede ser 
positiva o negativa para su posterior desarrollo. Es decir, si en un yacimiento 
naturalmente fracturado se tiene un determinado sistema de matriz que tiene una 
baja porosidad y una alta saturación de agua, el cual tiene poca interacción con un 
determinado sistema de fracturas de alta permeabilidad y porosidad moderada, el 
desarrollo del yacimiento no se verá perjudicado debido al aislamiento de zonas 
de alto corte de agua; por otro lado, si la matriz tiene alta saturación de 
hidrocarburos y alta porosidad, es conveniente que haya una buena interacción 
entre el sistema matriz-fractura ya que esto implica una mayor capacidad de 
almacenamiento y de flujo de hidrocarburos en el yacimiento. 
 
Las fracturas producen diversos efectos en la movilidad de los fluidos en el 
yacimiento, lo cual afecta el futuro comportamiento de producción del mismo (Narr 
& Thompson, 2006). Los principales efectos ocasionados por las fracturas son 
 

 Interacción de matriz/fractura, lo cual incluye el drenaje de la matriz y el 
barrido  

 Mejoramiento de la permeabilidad, creando canales de flujo tanto horizontal 
como verticalmente 

 Anisotropía en la permeabilidad, horizontal o paralela a los planos de 
estratificación 

 Interdigitación o rápido avance de fluidos, debido a los aumentos drásticos de 
permeabilidad 

 
Uno de los aspectos críticos para comprender la distribución de saturaciones de 
fluidos en el sistema matriz-fractura, es el conocimiento de la interacción entre 
dichos componentes. El flujo de fluidos a través de dicho sistema se presenta 
principalmente por procesos de imbibición capilar, los cuales permiten a la fase 
mojante (normalmente agua) contenida en una fractura ingresar espontáneamente 
a la matriz, lo cual expulsa la fase no mojante (normalmente aceite) hacia la 
fractura. Dicha transferencia de fluidos puede variar drásticamente en función de 
la mojabilidad de la roca, la permeabilidad de la matriz y la intensidad del 
fracturamiento 
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Nelson (2001) propuso la clasificación de yacimientos naturalmente fracturados de 
acuerdo a la contribución de la matriz y la fractura a la porosidad y permeabilidad 
del yacimiento (Figura 7). De acuerdo a esta clasificación existen 4 tipos de 
yacimientos naturalmente fracturados: 
 

 Tipo 1: Las fracturas proveen la mayor parte de la porosidad y permeabilidad del 
yacimiento. 

 Tipo 2: Las fracturas proveen la mayor parte de la permeabilidad del yacimiento. 

 Tipo 3: Las fracturas aportan un aumento de la permeabilidad en un yacimiento en 
condiciones de producción. 

 Tipo 4: Las fracturas no aportan en la porosidad ni en la permeabilidad del 
yacimiento, pero si generan una anisotropía significativa en el mismo (Barreras). 
 
 

Figura 7. Clasificación de yacimientos naturalmente fracturados. 

 
Fuente: Nelson, 2001. 

 
 

La caracterización dinámica del sistema de fracturas se puede realizar a partir de 
análisis de presiones convencionales ajustando algunos parámetros relacionados 
con los efectos ocasionados por las fracturas al flujo de fluidos, como se mencionó 
anteriormente. Estos análisis se utilizan principalmente para estimar la 
permeabilidad promedio del yacimiento, la cual presenta un factor de ajuste en 
función del volumen o la densidad de fracturas en el yacimiento (Saidi, 1987). El 
comportamiento típico de una prueba de presión en yacimientos naturalmente 
fracturados presenta una caída de presión más alta de lo normal  y esto es debido 
al flujo turbulento que se presenta normalmente en las fracturas, este 
comportamiento puede inducir a estimaciones erróneas de la permeabilidad de la 
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fractura y, en algunos casos, a una sobre estimación del factor skin de la 
formación.  

1.1.4. Métodos de recuperación en yacimientos naturalmente fracturados 

 
Los mecanismos de recuperación en yacimientos fracturados no funcionan de la 
misma forma en yacimientos convencionales y suponen retos adicionales para 
lograr recuperaciones económicamente atractivas y técnicamente viables 
(Haugen, 2010). Como se mencionó anteriormente, el flujo de fluidos y por tanto la 
recuperación de aceite en este tipo de yacimientos estaba controlado para la 
transferencia entre los fluidos de la matriz y la fractura debido a procesos e 
imbibición espontanea debido a fuerzas capilares, sin embargo existen diversos 
factores que influyen en esta transferencia de fluidos. 
 
Algunos autores han estudiado la dependencia de la imbibición espontanea en 
este tipo de yacimientos a factores físicos tales como las fuerzas capilares y 
gravitacionales, la mojabilidad de la roca (Zhou et al, 2000), la forma y el tamaño 
de los bloques de matriz intercomunicados por fracturas (Ma et al, 1997; Mattax & 
Kyte, 1962; Torsaeter & Silseth, 1985; Zhang et al, 1996), las tensiones 
interfaciales (Karimaie & Torsaeter, 2007; Ma et al, 1997) , la saturación de agua 
inicial (Viksund et al, 1998) y la continuidad de la capilaridad (Haugen, 2010). 
Dichas dependencias, permiten comprender el comportamiento de la transferencia 
de flujo entre el sistema matriz-fractura, lo que permitiría conocer que métodos de 
recuperación serían más eficientes bajo ciertas condiciones. 
 
La influencia de la mojabilidad de la roca en la imbibición espontanea es crucial 
para determinar el comportamiento de un desplazamiento por agua, en el caso de 
una recuperación secundaria, ya que la mayoría de los yacimientos de aceite 
conocidos en el mundo no tienen una mojabilidad fuerte hacia el agua (Fernø, 
2012). En yacimientos naturalmente fracturados con una mojabilidad mixta o 
preferente al aceite, el desplazamiento por agua no será tan eficiente, ya que el 
agua no desplazara espontáneamente el aceite contenido en la matriz, solo el de 
las fracturas. En la Figura 8 se observa dicho efecto sobre plugs fracturados en 
una prueba de desplazamiento de laboratorio. 
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Figura 8. Efecto de la mojabilidad en plugs fracturados durante una prueba de 

desplazamiento con agua. 

 
Fuente: Fernø, 2012. 

 
Las técnicas de recuperación mejorada en yacimientos naturalmente fracturados 
se enfocan en recuperar las grandes acumulaciones de hidrocarburos presente en 
la matriz debido a fuerzas capilares, aprovechando la alta permeabilidad de la red 
de fracturas naturales, lo cual limita las fuerzas viscosas. Aunque las fracturas 
representan una porción mínima del yacimiento, un tratamiento químico 
relativamente pequeño a estas puede significar un gran beneficio en la 
recuperación mejorada de aceite (Haugen, 2010). De tal manera, los métodos de 
recuperación mejorada utilizados en este tipo de yacimientos, deben cambiar y 
optimizar las propiedades físicas que afectan la transferencia de flujo entre el 
sistema matriz-fractura, entre las técnicas más importantes se encuentran: 
 

 Inyección de surfactantes, baja salinidad en inyección de agua o estimulación 
térmica, para cambiar la mojabilidad de la matriz a mojada por agua. 

 Inyección de gas y surfactantes, para disminuir la tensión interfacial y mantener la 
presión del yacimiento, lo cual mejora el drenaje gravitacional 

 Inyección de espumas, Para mejorar la movilidad del gas en procesos de 
recuperación mejorada y drenar zonas de baja permeabilidad  

 Inyección de geles poliméricos, espumas poliméricas, geles espumosos y agentes 
microbianos, Para lograr la reducción de la permeabilidad de las fracturas y así 
mejorar la eficiencia de barrido divergiendo el flujo desplazante a zonas de menor 
permeabilidad. 

 

1.1.5. Métodos de estimación de aceite residual (Sor) en yacimientos 

carbonatados naturalmente fracturados 

 
La mayoría de los campos gigantes de petróleo están conformados por 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, los cuales tienen ya una vida 
productiva y que, en algunos casos como el complejo Cantarell en México, ya han 
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alcanzado su pico de producción y están en una rápida declinación. Este 
fenómeno sugiere que el flujo de aceite libre en el yacimiento se está agotando y 
el paso a seguir es intentar producir el aceite residual. Como se ha mencionado en 
este capítulo, grandes cantidades de aceite se quedan atrapadas en la matriz de 
estos yacimientos, la cual normalmente posee una baja permeabilidad y altas 
fuerzas capilares que impiden el movimiento libre del fluido. Por esta razón, la 
correcta estimación del Sor en estos yacimientos es crítica para determinar el 
desarrollo futuro del mismo mediante la implementación de métodos de 
recuperación secundaria, mejorada y/o avanzada. 
 
En yacimientos convencionales, la estimación del Sor se puede realizar mediante 
pruebas de laboratorio, campo (principalmente registros convencionales) y 
pruebas de desempeño del yacimiento. Sin embargo, y como se mostrará en 
capítulos posteriores, la literatura muestra que el uso de estos mismos métodos no 
es confiable en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, por lo cual se 
necesitan métodos especiales o modificados que tengan en cuenta las 
propiedades estáticas y dinámicas del fluido en el sistema matriz-fractura. 
 
Algunos de los métodos más utilizados en la industria para estimar el Sor en 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados son: 
Laboratorio 

 Análisis especial de plugs. 
o Pruebas de desplazamiento en plugs. 
o Prueba de centrifuga. 

 
Campo 

 Análisis de registros convencionales. 
o Registros de Resonancia Magnética Nuclear. 
o Registros de Captura de Neutrón. 
o Registros de Resistividad. 
o Registros Dieléctricos. 

 Técnica Log-Inject-Log. 

 Trazadores químicos. 

 

2. MÉTODOS DE ESTIMACIÓN DEL SOR MEDIANTE PRUEBAS DE 

LABORATORIO EN YACIMIENTOS CARBONATADOS NATURALMENTE 

FRACTURADOS. 
 

Dentro de los planes de desarrollo de todo campo petrolífero se tiene en 
consideración el realizar pruebas de laboratorio para determinar las propiedades 
del sistema roca-fluido tanto de forma separada o conjunta. En yacimientos  
carbonatados naturalmente fracturados, las pruebas de laboratorio convencionales 
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para determinar propiedades petrofísicas del sistema matriz-fractura no se ajustan 
correctamente, debido a la alta heterogeneidad de la roca, lo cual dificulta la 
obtención de muestras representativas del yacimiento y por lo tanto afecta la 
calidad de los resultados a obtener. 

En yacimientos convencionales existen diversas pruebas de laboratorio para 
determinar el Sor, tales como el análisis y pruebas de desplazamiento en plugs, 
pruebas de centrifugado, pruebas de imbibición y análisis físico digital de rocas 
(Teklu1 et al, 2013). Sin embargo, no todas estas pruebas son aplicables en 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, debido a las características 
únicas de estas formaciones rocosas.  

 

 

2.1. ANÁLISIS ESPECIAL DE PLUGS 

 
El análisis especial de núcleos o plugs (SCAL) provee los valores más 
representativos del Sor a escala de laboratorio. Este incluye todas las técnicas de 
análisis de plugs más allá de las medidas de porosidad y permeabilidad de los 
mismos, estas incluyen las pruebas por desplazamiento y las pruebas de 
centrifugado. La selección de una u otra técnica dependerá del proceso de 
corazonamiento que se llevó a cabo para cada muestra de interés (Teklu2 et al, 
2013.) 
 
El proceso de corazonamiento convencional presenta ciertas desventajas en 
cuanto a su alto grado de error al momento de estimar el Sor, ya que este se 
subestima respecto al valor real in situ. En yacimientos carbonatados naturalmente 
fracturados estas desventajas se acentúan en mayor medida, ya que al ser un 
sistema con fracturas de alta permeabilidad los fluidos pueden escapar fácilmente 
al momento de cortar el núcleo y llevarlo a superficie (bleeding), o bien este puede 
ser invadido y contaminado fácilmente por el fluido de perforación (Murphy & 
Owens, 1973). Por tal motivo, se requieren de técnicas especiales de obtención y 
análisis de plugs en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. 
 
De las técnicas no convencionales de corazonamiento, las más conocidas y 
adecuadas para medir saturaciones de fluidos en la industria son las siguientes 
(Chang et al, 1988). 

 

 Corazonamiento a presión: En este proceso se tiene un barril de 
corazonamiento diseñado para recuperar núcleos hasta superficie 
conservando las condiciones de presión de yacimiento en fondo. Es una 
herramienta muy útil para conservar las condiciones de saturaciones iniciales 
o residuales presentes en la cara de la formación antes y/o después de 
procesos de desplazamiento por agua (Waterflooding), de igual manera este 
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método permite conservar las saturaciones de gas presentes en la muestra 
con su composición original (API, 1998). En este tipo de operaciones se tienen 
en cuenta diversos factores como el sistema de fluido de perforación ideal 
para minimizar la contaminación del núcleo, tipos especiales de brocas para 
recuperar los núcleos y el control del sobre balance de la presión de 
corazonamiento para asegurar la recuperación de núcleos de alta calidad y 
representativos de la formación en estudio. 
 

 Corazonamiento tipo esponja: Este sistema fue diseñado para mejorar la 
exactitud de los datos de saturación de aceite en núcleos de perforación. Este 
sistema no atrapa los gases del yacimiento pero si aquellos componentes 
líquidos que se expulsan del núcleo mientras este se lleva a superficie. A 
diferencia del corazonamiento a presión, este es mucho más económico hasta 
llegar al punto de ser igual de costoso a un proceso de corazonamiento 
convencional. 

 

2.1.1. Pruebas de desplazamiento en plugs 

 
Este tipo de pruebas de laboratorio consisten en realizar procesos de 
desplazamiento de fluidos a determinadas condiciones de presión y temperatura a 
través de plugs  saturados de aceite (y agua en algunos casos), esto con el fin de 
desplazar la fase aceite del plug y así poder estimar la saturación de aceite 
residual al final de la prueba conociendo la saturación inicial de la muestra y su 
porosidad. Dichas pruebas de desplazamiento pueden realizarse en estado 
estacionario, donde se inyectan dos fluidos simultáneamente o en estado no 
estacionario, donde solo se inyecta un fluido en el plug. 
 
Diversos autores han desarrollado experimentos de desplazamiento en plugs 
(Core flooding) carbonatados de alta heterogeneidad con diferentes fluidos, como 
agua con determinados grados de salinidad(Aladasani et al, 2012; Alameri et al, 
2014; Al-Harrasi et al, 2012; Najafabadi, 2008; Pham & Al-Shahri, 2001; Sharifi & 
Shaikh, 2013; Verma et al, 1994), Polímeros y agentes químicos para modificar la 
mojabilidad de la roca (Acevedo-Velez et al, 2014; Van Bennetzen et al, 2014) y 
Vapor y CO2 en plugs altamente fracturados (Liu et al, 1995; Asghari & Torabi, 
2007). Cada experimento permite estimar propiedades petrofísicas del plug tales 
como permeabilidades relativas, presiones capilares y saturaciones residuales e 
irreducibles de aceite y agua. 
 
El desplazamiento con agua es el método de recuperación secundaria más común 
y exitosa en arenas convencionales, pero en yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados se deben considerar ciertos parámetros que permitan el 
barrido efectivo del aceite contenido tanto en la fractura como en la matriz. En 
plugs heterogéneos que tienen un sistema de porosidad doble (matriz-fractura) se 
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deben tener en cuenta 3 parámetros fundamentales para lograr obtener la menor 
saturación de aceite residual luego de una prueba de desplazamiento por agua, 
estos son: 

 

 Tensión interfacial entre la fase desplazante (agua) y la fase desplazada 
(aceite). 

 Mojabilidad y ángulo de contacto entre la fase desplazada y la muestra. 

 Salinidad del agua. 

Mediante resultados experimentales, algunos autores concuerdan, que el agua de 
baja salinidad influye en cambios de la mojabilidad de la roca (favoreciendo la 
mojabilidad al agua), esto disminuye los efectos capilares finales contribuyendo 
así a la recuperación de aceite por imbibición espontanea (Aladasani et al, 2012; 
Al-Harrasi et al, 2012). El ángulo de contacto entre la fase desplazada y la tensión 
interfacial entre ambas fases, son función de la salinidad del agua (Aladasani et al, 
2012). El ángulo de contacto tiene una relación inversa con la salinidad (Sharifi & 
Shaikh, 2013) y con la tensión interfacial, por lo cual una fase desplazante de baja 
salinidad contribuye a la mojabilidad preferente al agua y a un barrido más 
eficiente de la fase a desplazar, como se muestra en la Figura 9 (Al-Harrasi et al, 
2012) donde WF se refiere a la fase desplazante a una salinidad inicial y LSn se 
refiere a una fase desplazante con menor salinidad a la fase anterior. 
 

Figura 9. Efecto de la salinidad en la recuperación de aceite. Salinidad 

WF>LS1>LS2>LS3. 

 

Fuente: Adaptado de Alameri et al., 2014. 
 

A menor salinidad, 

mayor recuperación de 

aceite 
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Los tratamientos químicos no son tan comunes en el análisis de recuperación de 
aceite (disminución del Sor) debido a su alto costo comparado al desplazamiento 
por agua, sin embargo se han reportado resultados exitosos en la medición de 
dicha propiedad alcanzado niveles satisfactorios de  saturación de aceite residual 
utilizando surfactantes o polímeros para cambiar la mojabilidad de la muestra o 
incrementar la movilidad de la fase desplazada, respectivamente (Figura 10). 

Figura 10. Prueba de desplazamiento en un plug carbonatado con flujos 

alternados de salmuera y surfactante. 

 

Fuente: Adaptado de Acevedo-Velez et al., 2014. 
 
 

Otra alternativa para medir la saturación de aceite residual es el desplazamiento 
con gases miscibles e inmiscibles, como es el caso del CO2. Esta técnica es 
mucho más económica comparada con la inyección de químicos en pruebas de 
desplazamiento en plugs, además se han reportado resultados exitosos tanto 
muestras saturadas de aceites pesados como de aceites livianos (Asghari & 
Torabi, 2007). En plugs naturalmente fracturados, el efecto de la permeabilidad de 
la matriz afecta considerablemente el desarrollo de esta técnica, ya que mientras 
que el aceite es expulsado de las fracturas mediante el empuje miscible o 
inmiscible del CO2, el aceite de la matriz puede quedar entrampado si la 
permeabilidad de esta es lo suficientemente baja (Figura 11). La baja 
permeabilidad de la matriz podría implicar un aumento en la presión de inyección 
del gas para alcanzar un desplazamiento miscible, lo cual podría disminuir la 
eficiencia de la prueba y suponer un mayor impacto económico en la misma. 
 

El surfactante ayuda a  

incrementar el 

desplazamiento del 

aceite 
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Figura 11. Efecto de la permeabilidad de la matriz en pruebas de desplazamiento 

con CO2 en plugs fracturados. 

 

 Fuente: Adaptado de Asghari & Torabi, 2007. 

 

De igual manera, se han propuesto combinaciones de gases no hidrocarburos y 
vapor para determinar el Sor real en plugs fracturados (Liu et al, 1995). La 
combinación de estos dos fluidos permite disminuir la viscosidad del aceite 
favoreciendo su movilidad, así como la provocación del hinchamiento del mismo, 
lo cual supone un incremento en su producción. Además, la formación de 
emulsiones durante el desplazamiento ayudan a incrementar la movilidad de la 
fase desplazada en la fracturas. En este tipo de pruebas, se ha reportado que el 
Sor se ve afectada por la relación del vapor y el CO2 con la temperatura de 
inyección, donde el Sor disminuye cerca de un 3% a 5% con cada 50°F de 
incremento en la temperatura de inyección. 

 

2.1.2. Pruebas de centrífuga en plugs 

 
En este tipo de pruebas de laboratorio, un plug saturado de aceite se confina en 
un recipiente especial y luego es sometido a diferentes velocidades rotacionales, a 
medida que este rota, otro fluido presente en el recipiente desplaza el aceite 
contenido en el plug. Luego de alcanzar un equilibrio en cada velocidad, la 
cantidad de líquido expulsada del plug es medida usando un estroboscopio. El 
cálculo del Sor sigue el mismo principio que la prueba de desplazamiento, donde 
al conocer la saturación inicial y la porosidad, se puede calcular fácilmente dicho 
parámetro. En esta prueba, la fuerza que actúa sobre la fase desplazada es la 

A menor permeabilidad se 

necesita mayor presión de 

inyección para estimar 

correctamente el Sor 
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presión capilar, sin embargo esta, al igual que la saturación, no es uniforme a lo 
largo del plug durante la prueba. En la cara de entrada del plug donde la presión 
capilar es máxima, la saturación es muy baja, por otro lado en la cara posterior de 
salida se puede tener una saturación del 100% ya que la presión capilar en este 
punto es cero (Rajan, 1986). En la Figura 12 se muestra un esquema del montaje 
experimental y las variaciones de saturación respecto a la presión capilar. 
 

Figura 12. Esquema de prueba de centrifuga y distribución de la presión capilar y 

saturación de aceite en un plug. 
 

 

Fuente: Adaptado de Rajan, 1986. 
 

Las pruebas de centrifuga tienen una ventaja frente al desplazamiento de fluidos 
en plugs, y es que con el efecto de la fuerza centrífuga se vencen las fuerzas 
capilares y le dan una mayor importancia a las fuerzas gravitacionales, lo cual 
permite llegar a un valor más conservador del Sor en este tipo de análisis (Verma 
et al, 1994). 
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En la Tabla 2 se resumen las ventajas y desventajas de cada prueba de 
laboratorio en el momento de estimar el Sor en plugs recuperados de yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados, de acuerdo a lo discutido en este capítulo. 
 

Tabla 2. Ventajas y desventajas de diferentes pruebas de laboratorio para estimar 

el Sor en formaciones carbonatadas naturalmente fracturadas. 
 

 
Método / técnica 

 

 
Ventajas 

 

 
Desventajas 

 

Prueba de 
desplazamiento con 

agua 

 

 El agua de baja salinidad 
contribuye a la mojabilidad 
preferente al agua y por lo tanto 
a un mejor desplazamiento 

 Desplazamiento eficiente del 
aceite al ser fluidos inmiscibles 

 Económico 
 

 

 Se requieren altas 
presiones de inyección en 
formaciones de muy baja 
permeabilidad en la matriz 

 La eficiencia de 
desplazamiento depende 
considerablemente de la 
mojabilidad de la roca 

Prueba de 
desplazamiento con 

químicos 

 

 Permiten cambiar la mojabilidad 
de la roca a una preferente al 
agua 

 Pueden ser utilizados para 
mejorar el desplazamiento de 
aceite en función de la 
movilidad de las fases 
desplazante y desplazada 
 

 

 Se requieren altas 
presiones de inyección en 
formaciones de muy baja 
permeabilidad en la matriz. 

 Altos costos en 
comparación a la inyección 
de agua o gases 
 

 

Prueba de 
desplazamiento con 

gases 

 

 Amplia variedad de 
combinaciones de procesos 
(miscibles, no miscibles, con 
vapor, etc.) 

 Puede ser utilizada con aceites 
pesados 

 

 Más costoso que las 
pruebas de 
desplazamiento con agua 

 Se requieren altas 
presiones de inyección en 
formaciones de muy baja 
permeabilidad en la matriz. 

 

Prueba de centrífuga 

 

 Elimina las fuerzas capilares y 
le da más importancia a las 
fuerzas gravitacionales, 
logrando un valor de Sor más 
conservador 
 

 

 No simula el 
comportamiento de los 
fluidos a través del medio 
poroso en condiciones de 
desplazamiento 

Fuente: Autor 
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3. MÉTODOS DE ESTIMACIÓN DEL SOR MEDIANTE PRUEBAS EN CAMPO 

EN YACIMIENTOS CARBONATADOS NATURALMENTE FRACTURADOS. 

 
Este tipo de métodos de estimación de propiedades petrofísicas de la roca tales 
como el Sor tienen como característica principal, en la mayoría de casos, la 
medición indirecta de dichas propiedades. Esta medición indirecta se deriva de 
principios físicos aplicados en la lectura de herramientas de subsuelo como lo son 
los registros de pozos o en operaciones de inyección de fluidos especiales dentro 
de la formación de interés. En este capítulo, se presentan los métodos de campo 
más utilizados en la estimación del Sor en yacimientos carbonatados naturalmente 
fracturados, los cuales comprenden análisis de registros especiales y pruebas de 
inyección en pozos perforados en las formaciones de interés.  

 

3.1. ANÁLISIS DE REGISTROS ESPECIALES. 

 
Uno de los mayores retos en la caracterización de yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados es la determinación de las saturaciones de los fluidos del 
yacimiento mediante registros de pozos (Akkurt et al, 2000). Cuando no existen 
plugs disponibles para realizar pruebas de laboratorio, se deben utilizar registros 
de pozos para determinar la saturación de líquidos presente en los estratos de 
interés, sin embargo los registros convencionales y los modelos basados en 
resistividades no funcionan adecuadamente y esto es debido a que el contacto 
agua-aceite se encuentra en continuo movimiento debido la interacción del 
sistema matriz-fractura y a la alta heterogeneidad del medio poroso, lo cual impide 
estimar la saturación de agua de manera convencional utilizando la ecuación de 
Archie o sus derivadas.  
 
A continuación se presentan los registros especiales más utilizados en la industria 
para determinar saturaciones de  aceite residual en formaciones carbonatadas 
naturalmente fracturadas, sus principios físicos, su funcionamiento y su análisis. 

 

3.1.1. Registros de Resonancia Magnética Nuclear. 

 
Los principios físicos que rigen a esta herramienta son la polarización magnética, 
los tiempos de relajación de las partículas excitadas y la precesión de las mismas 
(Brown & Gamson, 1960). La polarización se refiere a un fenómeno 
electromagnético donde se produce un alineamiento de partículas que responden 
a un campo magnético inducido, en el caso de formaciones rocosas las partículas 
que tienen una mayor respuesta de alineamiento a campos magnéticos son los 
protones encontrados en los átomos de hidrogeno, elemento que cuenta con una 
alta presencia tanto en el aceite como en el agua de formación. Para lograr la 
polarización de dichos protones de hidrogeno se aplica un fuerte campo magnético 
a la formación para que dichas partículas se alineen aproximadamente 
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perpendicularmente al campo magnético de la tierra. El tiempo que tarda en 
polarizarse cada partícula se denomina T1 o tiempo de relajación longitudinal y se 
toma como punto de referencia para determinar el tiempo de exposición de la 
formación al campo magnético inducido (normalmente 5 veces T1) (Herrick et al, 
1979). 
 
Una vez que se apaga el campo magnético inducido, las partículas intentan volver 
a su estado original, sin embargo este cambio de orientación no es instantáneo y 
depende de las propiedades giromagnéticas de la misma. En dicho lapso, la 
formación presenta un fenómeno de precesión el cual se deriva en una señal 
sinusoidal cuya amplitud es proporcional a la cantidad de núcleos de hidrogeno en 
la misma. El tiempo que tarda cada partícula en volver a su estado original se 
denomina T2 o tiempo de relajación transversal, este es proporcional al tamaño de 
poro (Figura 13) lo cual permite estimar la porosidad de la formación.  
 
Los mecanismos de relajación en los poros de las formaciones son los siguientes: 

 Relajación intrínseca o bulk del fluido, la cual se presenta cuando los fluidos 
no están en contacto con las caras de los poros o cuando los fluidos tienen 
una alta concentración de iones paramagnéticos. 

 Relajación superficial, esta se presenta por la colisión de las moléculas de los 
fluidos con las caras de los poros y la posterior relajación de las mismas. 

 Relajación por difusión, esta se presenta cuando se aplica un campo 
magnético variable a la formación. 

 
Diversos estudios del efecto de la mojabilidad en las mediciones de resonancia 
magnética se han realizado para determinar cómo afecta esta propiedad de la 
roca a la distribución de tiempos de relajación T2(Freedman et al, 2002; Leu et al, 
2002; Zhang et al, 1999) En dichos estudios se demuestra que las mediciones de 
resonancia magnética nuclear son sensibles a la mojabilidad de la roca debido a 
una alta tasa de relajación causada cuando las moléculas de fluido entran en 
contacto con la cara de los poros que contienen iones paramagnéticos o 
impurezas magnéticas. A diferencia de la fase no mojante, la relajación superficial 
es dominante en la fase mojante de la roca y se expresa con la ecuación 1:  
 

 

    
 
  

 
  

Ecuación 1. 
Donde,  
     = Tiempo de relajación superficial 

  = Poder relajante o relajabilidad de la formación 
  = Área de la superficie del poro 

  = Volumen ocupado por la fase mojante 
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Figura 13. Efecto del tamaño de poro en los tiempos de relajación T2. 

 
 Fuente: Kenyon et al, 1995. 

 
La porosidad estimada se denomina como porosidad de fluidos libres o índice de 
fluidos libres (FFI), esto ya que los protones de hidrógenos en solidos o ligados a 
las superficies de los mismos presentan tiempos de relajación T2 muy cortos, los 
cuales no se alcanzan a apreciar en la medición. En el análisis de las señales de 
T2 se puede determinar la cantidad de fluidos que se puede producir y aquella que 
está ligada a arcillas y/o por fuerzas capilares a la roca, dichas cantidades de 
fluidos están representadas por el área bajo la curva de distribución. En la Figura 
14 se observa una señal de T2 procesada en la cual se realiza un corte o cutoff  
en el cual se distinguen dos zonas: a la izquierda del corte se encuentran aquellos 
fluidos no móviles y a la derecha del corte aquellos fluidos que se pueden 
producir. 
 
 

Figura 14. Identificación de fluidos libres a partir de señales de T2. 

 
Fuente: Adaptado de Kenyon et al, 1995. 
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Si bien esta herramienta provee mediciones directas de saturaciones de fluidos 
libres y no móviles, aun cuenta con algunas desventajas respecto al tipo de fluidos 
que puede analizar. Por ejemplo, fluidos con un bajo índice de hidrogeno (HI) 
como el gas presentaran tiempos de relajación muy cortos, que la herramienta no 
podrá registrar. Por otro lado, fluidos con viscosidades muy altas presentan 
átomos de hidrogeno cuyos protones tienen muy poca movilidad, por lo que los 
tiempos de relajación tienen a ser muy cortos, tanto que la herramienta no es 
capaz de registrar (Figura 15). 
 
 

Figura 15. Efecto de la viscosidad del aceite en los tiempos de relajación T2. 

 
Fuente: Kenyon et al, 1995. 

 
 
Además de ser útil para determinar la saturación de agua irreducible, la 
permeabilidad y la porosidad de la formación y el tipo de hidrocarburos en la 
misma, la herramienta de resonancia magnética nuclear permite determinar 
directamente el Sor, por lo que es considerada como la técnica de campo de 
mayor exactitud para estimar esta propiedad (Neuman & Brown, 1982; Robinson 
et al, 1974).Anteriormente, La medición de dicha propiedad se realizaba mediante 
un proceso previo de invasión de fluido de perforación a la formación de interés, 
esto con el fin de ingresar una cantidad y concentración determinada de iones 
paramagnéticos a la formación los cuales redujeran significativamente los tiempos 
de relajación del agua de formación, así la herramienta solo podría reconocer las 
señales emitidas por el aceite residual en la misma (Herrick et al, 1979). Algunos 
autores han realizado estudios de saturaciones de fluidos en carbonatos utilizando 
esta técnica (Brown & Gamson, 1960; Chandler et al, 1987).Actualmente, las 
herramientas de resonancia magnética nuclear se basan en el fenómeno de 
difusión de los fluidos en el yacimiento para determinar las saturaciones de estos 
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de acuerdo a los espacios porosos que ocupan, este método es también llamado 
difusión mejorada (Akkurt et al, 2000). En este método, dado que la salmuera es 
más difusiva que los hidrocarburos, el tiempo de corte T2 puede reducirse 
eliminando el tiempo de corte T1, lo cual permite distinguir fácilmente entre las dos 
fases (agua y aceite). El método de difusión mejorada consiste en aumentar el 
tiempo entre ecos recibidos por la herramienta para aumentar la relajación por 
difusión y así disminuir el tiempo de corte T2 del agua lo suficiente para poder 
observar la señal del petróleo en la zona lavada (Khatchikian, 2011), con lo cual se 
aprovecha el contraste de difusión entre el agua y el aceite separando sus 
respectivas resonancias magnéticas nucleares, sin embargo esta práctica está 
limitada por algunas consideraciones: 

 

 Debe existir un buen contraste entre las señales T2 aparentes del agua y el 
aceite cumpliendo que T2o >>T2w. 

 Debe existir un volumen suficiente de aceite en la zona lavada para que la 
señal de este puede ser detectada. 

 
En la Figura 16 se observa el resultado del procesamiento de señales T2 
utilizando el método de difusión mejorada. Se puede observar que el corte T2 
separa claramente las fases agua y aceite, lo cual permite estimar directamente la 
porosidad ocupada por el aceite residual en la zona lavada. 
 
 

Figura 16. Método de difusión mejorada para estimar el Sor. Gamma Ray (track 

1), Resistividad (track 3), distribución T2 (track 4), Sor (track 5). 

 
 

Fuente: Adaptado de Akkurt et al, 1999. 
 

Sor 

Corte T2 
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La técnica de mapas D-T2 es una metodología innovadora desarrollada para la 
herramienta de resonancia magnética nuclear, la cual permite diferenciar los 
fluidos del yacimiento que no se podrían detectar individualmente con registros e 
interpretaciones convencionales. Esta técnica se basa en la diferencia entre los 
coeficientes de difusión que tienen el agua, el gas y el aceite. La ecuación 2 
(Johare et al, 2013) muestra los mecanismos de relajación en la herramienta de 
resonancia magnética nuclear. 
 

 

     
 

 

     
 

 

      
 

Ecuación 2. 
 
Donde, 
 
      = Tiempo de relación aparente. 

      = Tiempo de relajación intrínseco. 
       = Tiempo de relajación por difusión. 

 
El método D-T2 aprovecha que el tiempo de relajación T2 del agua, gas y aceite 
son diferentes, incluso entre distintos tipos de aceite este depende de la 
viscosidad de los mismos como se ha mencionado anteriormente. Esto se debe a 
que los coeficientes de difusión dependen del gradiente del campo magnético 
emitido por la herramienta, el número de ecos y el tiempo entre ecos, lo cual 
permite derivar este parámetro a partir de las mediciones realizadas por el 
registro. El coeficiente de difusión se grafica vs el tiempo de relajación intrínseco 

     , allí los fluidos se diferencian y se procede a calcular la porosidad y 
saturación de cada fluido. En la Figura 17 se puede observar un caso de 
aplicación de mapas D-T2 en un yacimiento carbonatado en el Medio Oriente, allí 
se calculan los perfiles de porosidad y saturación a partir de las constantes de 
difusión y los tiempos de relajación. 
 
 



39 
 

Figura 17. Aplicación de mapas D-T2 para estimar la saturación de fluidos. 

 
Fuente: Edwards et al., 2011. 

 
En el caso de yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, las fracturas y 
vúgulos abiertos representan un volumen de poro significativo y las lecturas de 
tiempos de relajación de fluidos por relajación superficial se espera que sea alta, 
sin embargo esto solo se presenta en la vida temprana del yacimiento ya que una 
vez drenadas las fracturas, el flujo de fluidos será aportado principalmente por la 
matriz donde se tienen menores tamaños de poros y estos son los que en un 
futuro representarán las saturaciones residuales de interés, por lo tanto es un 
aspecto se debe tener en cuenta durante el desarrollo del yacimiento para poder 
estimar correctamente los valores del Sor.  
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3.1.2. Registros de Captura de Neutrón. 

 
Los registros de captura de neutrón o también conocidos como registros de tiempo 
de vida de neutrón o registros de tiempo de caída, son un tipo de registros 
nucleares similares a los registros de porosidad neutrón, pero se difieren en su 
principio de medición. Este tipo de registros posee la ventaja de que se puede 
correr en hueco revestido y permite diferenciar entre formaciones de aceite, gas o 
agua salada en una gran variedad de condiciones (Youmans & Hopkinson, 1964). 
Algunas de sus aplicaciones en campo son: la determinación de la salinidad y la 
saturación del agua de formación, la integridad mecánica del pozo, la integridad de 
empaques de grava y la saturación de aceite residual. 
 
El principio de medición de esta herramienta se basa en la captura de neutrones 
termales (ralentizados) por la formación, los cuales se generan por un pulso de 
neutrones dirigido desde la herramienta, este pulso se genera mediante el 
encendido y el apagado de la misma y normalmente es de 14 Mev. El pulso se 
mantiene encendido entre 30 y 100 μs y se apaga por un periodo de tiempo mayor 
entre 1000 y 3000 μs (Hilchie et al, 1968). La formación captura estos neutrones 
termales a tasas medibles, las cuales son sensibles a la salinidad de los fluidos de 
la formación y varían dependiendo de las propiedades de la roca. Una vez 
capturados los neutrones termales la formación emite radiación en forma de rayos 
gamma – controlados por la población de neutrones termales –   los cuales son 
medidos por la herramienta mientras el pulso se encuentra apagado. Dicha 
población está controlada principalmente por la captura de los neutrones que 
chocan con la formación y aquellos que se filtran por efectos de difusión. La Figura 
19 muestra una gráfica semilog que representa un comportamiento típico en la 
población de neutrones termales durante un pulso emitido por la herramienta, en 
este caso tomado en una formación carbonatada. En la Figura 18 se puede 
observar que la población aumenta en un principio debido al pulso de neutrones 
que choca con la formación, luego disminuye la población debido a la absorción de 
los neutrones termales por parte de los fluidos que se encuentran en la cara del 
pozo y finalmente se observa un comportamiento lineal i.e aproximadamente 
exponencial cuya pendiente es inversamente proporcional al tiempo de vida (que 
tan rápido se absorben los neutrones) de los neutrones termales, el cual se 
encuentra normalmente entre 70 y 500 μs (Hilchie et al, 1968). 
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Figura 18. Población de neutrones termales en función del tiempo en una 

formación carbonatada. 

 
 Fuente: Adaptado de Hilchie et al, 1968 

. 
 

La lectura de rayos gamma que da la herramienta debido a la absorción de los 
neutrones tiene un comportamiento similar y se muestra en la Figura 19. La 
diferencia es que la curva de conteo de rayos gamma presenta la caída 
exponencial en un menor tiempo comparada con la curva de población de 
neutrones termales. 
 
 
 
 
 
 
 
 

Captura en la 

cara del pozo 

A mayor captura de 

neutrones, mayor es la 

emisión de rayos 

Gamma 
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Figura 19. Conteo de rayos gamma en función del tiempo. 

 
Fuente: Adaptado de Van den Berg, 1989. 

 
 

El comportamiento exponencial que se observa en las Figuras 18 y 19, se pueden 
expresar mediante la siguiente ecuación (Youmans & Hopkinson, 1964): 
 

     
       

Ecuación 3.  
 

Donde, 

  = Número de neutrones termales en un tiempo  . 
   = Número de neutrones termales en   = 0. 
Σ = Sección transversal de captura total de neutrones. 

  = Velocidad de los neutrones. 
  = Tiempo. 
 

A mayor conteo de rayos Gamma, 

mayor es la sección transversal de 

captura 
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El parámetro Σ o sección transversal de captura se define como la habilidad 
relativa de un material para capturar o absorber neutrones termales libres, este se 
expresa en unidades de captura API  y es el parámetro clave para determinar 
saturaciones de hidrocarburos en una formación (Van Den Berg, 1989). Los 
registros de captura de neutrón derivan el valor de Σ de las curvas de conteo de 
rayos gamma como se muestra en la Figura 20, de igual manera este parámetro 
se puede representar mediante la siguiente expresión (Wyman, 1977): 
 

     (   )          (    )    
Ecuación 4.  

 
Donde, 
Σ = Sección transversal de captura total de neutrones. 
Σma = Sección transversal de captura de neutrones de la matriz. 
ϕ = Porosidad. 
Σw = Sección transversal de captura de neutrones del agua de formación. 
Sw = Saturación de agua. 
Σh = Sección transversal de captura de neutrones de los hidrocarburos. 
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Figura 20. Presentación del registro de captura de neutrones. CCl log, Sección 

transversal de captura de neutrones en la cara del pozo y Gamma Ray (Track 1), 

profundidad (Track 2), Sección transversal de captura total de neutrones (Track 3). 
 

 
 Fuente: Rose et al., 2015. 

 
La ecuación 4 se puede utilizar para estimar el Sor en yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados conociendo los valores de porosidad y sección 
transversal de captura de la matriz y los fluidos, teniendo en cuenta que la 
porosidad comprende la identificación de fracturas y vúgulos abiertos en la 
formación. Algunos autores(Al-Aryani et al, 2011; Noblett & Gallagher, 1993) han 
publicado estudios de monitoreo y estimación del Sor en yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados a nivel mundial utilizando herramientas 
avanzadas de captura de neutrones. Sin embargo, el uso individual de esta 
herramienta para estimar el Sor en una formación no es recomendable, ya que los 
valores de Σma, Σw y Σh tienen un alto grado de incertidumbre asociado a 
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propiedades de la roca y los fluidos (Murphy & Owens, 1972; Teklu1 et al, 2013; 
Wyman, 1977). Por otro lado, Richardson & Wyman (1971) Propusieron la técnica 
de Log-Inject-Log que puede utilizar el registro de captura de neutrones y la 
inyección de un determinado fluido a la formación para realizar la medición del 
Sor. Sobre esta técnica se discutirá con mayor profundidad más adelante en este 
capítulo. 

 

3.1.3. Registros de Resistividad. 

 
Los registros de resistividad son ampliamente utilizados en la industria para la 
evaluación de formaciones en diferentes etapas del desarrollo de un pozo 
petrolífero. El principio básico de este tipo de registros es la medición de la 
resistividad de la formación y/o fluidos allí presentes para estimar propiedades del 
yacimiento, tales como la saturación de fluidos. Los registros de resistividad 
pueden clasificarse en dos tipos según el principio de medición utilizado por cada 
herramienta, adicionalmente estos se pueden subdividir de acuerdo a los 
diferentes métodos de medición asociados a accesorios de la herramienta, sin 
embargo este trabajo se enfocará únicamente en aquellos métodos que se han 
utilizado para determinar la saturación de aceite residual en yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados y que están registrados en la literatura, los 
cuales son: 
 

 Registros eléctricos con electrodos  
o Registros con electrodos de enfoque o laterolog 
o Registros de microresistividad 

 Registros de inducción. 
 

 Registros eléctricos con electrodos. 
 

Los registros eléctricos con electrodos son los registros de resistividad más 
antiguos y menos utilizados actualmente para la evaluación de formaciones, sin 
embargo en algunos pozos antiguos solo se disponen de estos registros así que 
es conveniente conocer su funcionamiento. El principio de medición de esta 
herramienta se basa en introducir corriente a la formación por medio de electrodos 
y se miden los voltajes entre los electrodos de medición, estos voltajes 
proporcionan la resistividad para cada dispositivo (Khatchikian, 2011). Por la 
naturaleza de su principio de medición, este tipo de registros se debe correr en 
pozos perforados o lavados con fluidos de alta salinidad o en formaciones de alta 
resistividad para que funcione adecuadamente. La Figura 21 muestra la 
configuración de los electrodos que emiten la corriente eléctrica a la formación y 
aquellos que realizan la medición del voltaje.  
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Figura 21. Esquema de la herramienta de registro eléctrico de electrodos. 

 
Fuente: Schlumberger, 1989. 

 
 

La corriente se genera entre los electrodos AB y el punto de medición se 
encuentra en O, es decir la mitad del espacio entre M y N. Los electrodos M y N 
están localizados en dos superficies equipotenciales esféricas y concéntricas en A, 
en donde se mide la diferencia de potenciales. La profundidad de investigación del 
registro está relacionada directamente con el espaciamiento AO (Khatchikian, 
2011). 
 
En los registros de resistividad, es de gran importancia alcanzar la mayor 
profundidad de investigación posible ya que las resistividades de la formación y/o 
los fluidos en la cara del pozo pueden verse afectadas por la invasión de fluido de 
perforación a la formación. En los registros eléctricos de electrodos, alcanzar la 
profundidad de investigación ideal es un gran problema, ya que a medida que esta 
se aumenta (mediante el aumento del espaciamiento de los electrodos de 
medición AM) la resolución vertical del registro disminuye, como se observa en la 
Figura 22, donde el espaciamiento está representado por h. 
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Figura 22. Respuesta del registro eléctrico de electrodos en capas gruesas y 

delgadas. 

 
Fuente: Adaptado de Schlumberger, 1989. 

 
 

La pérdida de resolución vertical afecta drásticamente la respuesta del registro en 
capas delgadas, ya que el registro no las “ve” y las pasa por alto. Esta es la 
principal razón por las que se crearon los registros con electrodos enfocados o 
laterolog, los cuales corrigen este problema.  

 
o Registros con electrodos de enfoque. 

 
Los registros con electrodos de enfoque o laterolog, son registros eléctricos 
similares a los anteriormente mencionados, con la excepción que los electrodos 
aquí utilizados tienen un enfoque especifico de profundidad de investigación. El 
principio de medición de las herramientas con electrodos de enfoque se puede 
explicar con la herramienta laterolog 3, el cual fue uno de los primeros laterolog en 
salir al mercado (Figura 23). 
 
 
 
 
 

A mayor 

espaciamiento 

entre electrodos 

(h), disminuye la 

resolución vertical 

de la herramienta 
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Figura 23. Esquema de la herramienta laterolog 3. 

 
Fuente: Adaptado de Schlumberger, 1989. 

 
 

La herramienta utiliza electrodos de guarda para enfocar la corriente de medición 
en una hoja horizontal que penetra la formación, como se muestra en la Figura 22. 
Colocados de manera simétrica a cada lado del electrodo central Ao, se 
encuentran dos electrodos muy largos (aproximadamente de 5 pies), O1 y O2 que 
están conectados por un corto circuito. Una corriente io, fluye del electrodo Ao, 
cuyo potencial es fijo. Una corriente de compensación fluye de O1 y O2 y se ajusta 
de manera automática para mantener O1 y O2 al potencial de Ao. Así, todos los 
electrodos  de la sonda se mantienen al mismo potencial constante. Entonces la 
magnitud de la corriente io es proporcional a la conductividad de la formación. El 
haz de corriente io se restringe al área en forma de disco (Kenyon & Baker, 1984). 
 
La herramienta principalmente busca medir la resistividad de la zona virgen o no 
invadida de la formación Rt, sin embargo la respuesta de la herramienta debe ser 
corregida por efectos de pozo y de invasión, por lo cual requiere de tres 
mediciones que indiquen el diámetro de invasión, la resistividad de la zona lavada 
Rxo (asumiendo que no hay una zona de transición) y la resisitividad de la zona 
virgen Rt (Khatchikian, 2011).Los antiguos registros de laterolog son herramientas 
obsoletas para proporcionar estas medidas, por lo cual se desarrollaron las 
herramientas de doble laterolog. 

io 
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La herramienta de doble laterolog, proporciona dos mediciones enfocadas hacia la 
formación, una profunda y otra somera. La Figura 24 muestra el esquema de una 
herramienta doble laterolog, donde los electrodos de enfoque profundo se 
encuentran a la izquierda y los electrodos de enfoque somero a la derecha de la 
misma. 

Figura 24. Esquema de la herramienta doble laterolog. 

 
Fuente: Schlumberger, 1989. 

 
 

En este tipo de herramientas se obtienen un cierto grado de exactitud en la 
medición de resistividades altas o bajas empleando un sistema de medición de 
“potencia constante”, el cual consiste en variar y medir las corrientes de medición 
io y voltaje de medición Vo pero manteniendo constante el producto entre ambos 
(potencia) (Kenyon & Baker, 1984).  
 
La lectura de resistividades del laterolog profundo (LLD) permite estimar 
confiablemente la Rt debido a su alta profundidad de investigación, lo cual se logra 
con electrodos de guarda más grandes, siempre y cuando permanezca bajo el 
espesor nominal del haz de corriente para mantener una buena resolución vertical 
del registro. Por otro lado las lecturas de resistividades del laterolog somero (LLS) 
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responden a la encontradas en las cercanías a la cara del pozo, este tipo de 
enfoque es denominado pseudolaterolog por el cual la corriente de enfoque 
regresa a los electrodos cercanos en lugar a los electrodos remotos, lo cual 
provoca que la corriente de medición se disperse más rápidamente una vez esta 
entra a la formación (Khatchikian, 2011). 
 
En la Figura 24, el electrodo de enfoque somero es un dispositivo de enfoque 
esférico y es lo que se conoce en la industria como registro de enfoque esférico. 
Este laterolog está diseñado principalmente para realizar mediciones LLS y se 
diferencia de anteriores dispositivos de enfoque en que el registro de enfoque 
esférico establece superficies esféricas equipotenciales alrededor del electrodo y 
no discos planos (Figura 25). 
 
 

Figura 25. Esquema de la herramienta doble laterolog. 

 
 

Fuente: Adaptado de Schlumberger, 1989. 
 
 

Este tipo de registros o herramientas, son las que actualmente se utilizan en la 
industria para determinar propiedades de las formaciones como lo es el Sor, 
incluso en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. 

 
o Registros de microresistividad. 

 
Los registros de microresistividad son registros eléctricos diseñados para estimar 
propiedades y describir capas permeables con mediciones en las cercanías a la 
cara del pozo. Presentan el mismo principio de medición, con la diferencia de que 
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en este tipo de registros se utiliza un patín de goma donde se localizan los 
electrodos, el cual se ubica contra la cara del pozo así se eliminan los efectos del 
pozo en la medición de la herramienta. La propiedad que estos registros miden es 
la resistividad de la zona lavada Rxo, crucial en la estimación del Sor en la 
formación.  
 

De acuerdo con la literatura, en el caso de la estimación del Sor en yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados, la herramienta microresistiva que se 
utiliza con mayor frecuencia es el registro microresistivo de enfoque esférico, 
cuyo esquema se muestra en la Figura 26. 
 
 

Figura 26. Esquema de la herramienta de registro microresistivo de enfoque 

esférico. 
 

 
Fuente: Schlumberger, 1989. 

 
 

La corriente de control fluye al exterior desde un electrodo central, Ao. Las 
corrientes compensadoras que pasan entre los electrodos Ao y A1, fluyen hacia el 
revoque, y hasta cierto punto, a la formación. Por lo tanto, la corriente de medición 
io se confina a un camino que va a la formación, donde se refleja con rapidez y 
regresa a un electrodo remoto, B. Para lograr esto, la corriente compensadora se 
ajusta para que el voltaje monitor sea igual a cero. Al forzar a la corriente de 
medición a fluir directamente hacia la formación, se minimiza el efecto de 
resistividad del revoque sobre la respuesta de la herramienta. Sin embargo, la 
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herramienta de cualquier manera conserva una profundidad de investigación muy 
somera (Khatchikian, 2011). 
 

 

 Registros de inducción. 
 

Este tipo de registros, al igual que los registros eléctricos con electrodos, miden la 
resistividad de la formación y los fluidos. Sin embargo su principio de medición se 
basa en la identificación de zonas de alta conductividad que es el inverso a la 
resistividad de la formación. Los registros de inducción, a diferencia de los 
registros eléctricos con electrodos, pueden correrse en pozos perforados o 
lavados con fluidos no conductivos y en formaciones de media a baja resistividad. 
 
Aunque las herramientas de inducción en la actualidad poseen muchas bobinas 
transmisoras y receptoras, el principio de medición se puede explicar 
considerando una sonda con una sola bobina transmisora y otra receptora como 
se muestra en la Figura 27. 
 

Figura 27. Esquema de una sonda básica de inducción. 

 

 
Fuente: Schlumberger, 1989. 
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Se envía una corriente alterna de alta frecuencia (entre 10 y 40 KHz) y de 
intensidad constante a través de la bobina transmisora. Se crea un campo 
magnético alterno que induce corrientes hacia la formación alrededor del pozo. 
Dichas corrientes fluyen en anillos de forma circular que son coaxiales con la 
bobina de transmisión, y crean a su vez un campo magnético que induce un 
voltaje en la bobina receptora. Como la corriente alterna en la bobina es de 
amplitud y frecuencia constantes, las corrientes de anillo son directamente 
proporcionales a la conductividad de la formación. El acoplamiento directo entre la 
bobina transmisora y receptora, se elimina con el uso de bobinas compensadoras. 
En un dispositivo de inducción básico de dos bobinas la profundidad de 
investigación es función del espaciamiento entre las mismas, por lo cual todo 
aumento de la profundidad de investigación empeora la resolución vertical. Por 
este motivo se utilizan bobinas transmisoras y receptoras adicionales que mejoran 
la resolución vertical para una dada profundidad de investigación (Khatchikian, 
2011). 
 
Las herramientas de inducción que actualmente están disponibles en el mercado 
son herramientas de doble inducción, o también conocidas como doble inducción 
laterolog. Este tipo de herramientas tiene el mismo objetivo que el laterolog de 
electrodos, ya que utiliza corrientes enfocadas de alta profundidad (ILD) y media 
profundidad de investigación (ILM). En las herramientas doble inducción laterolog 
el dispositivo de lectura de profundidad de investigación somera se reemplaza por 
un registro de enfoque esférico. 

 
En los registros de resistividad convencionales, la estimación del Sor se realiza 
por medio de la ecuación de Archie (Archie, 1942) (Ecuación 5). Esta ecuación se 
derivó para ser utilizada en yacimientos homogéneos e intergranulares y relaciona 
las lecturas de resistividad de los registros anteriormente mencionados. 
 

           (
  

   
 )

  ⁄

 

Ecuación 5.  
 

Donde, 
 

    = Saturación de aceite residual. 

   = Saturación de agua. 
   = Resistividad del agua de formación. 
   = Resistividad de la zona virgen o no lavada. 

  = Porosidad. 
  = Exponente de saturación. 
  = Exponente de litología. 
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Sin embargo, en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados el uso de 
esta ecuación no es recomendado ya que el medio poroso y la estructura matricial 
son altamente heterogéneos y esto se traduce a valores de Sor con un alto grado 
de incertidumbre lo cual no es aceptable para propósitos de recuperación 
mejorada (Saidi, 1987). 
 
El comportamiento no-Archie de este tipo de yacimientos se da principalmente por 
la complejidad de la estructura poral reflejada en su doble y hasta triple porosidad 
y la gran variedad de tamaños de poro en la formación tanto micro, meso como 
macro poros (Fleury, 2002). Esto afecta directamente el exponente de 
cementación, ya que vúgulos presentes en la formación tienden a aumentar dicho 
parámetro a diferencia de grandes poros intergranulares. La distribución de fluidos 
y la mojabilidad mixta en este tipo de yacimientos son otros de los problemas que 
impide el uso de la ecuación de Archie. Esto se debe a que durante el llenado de 
los carbonatos, el agua y el aceite se ubican en distintos tamaños de poro, esto 
ocurre debido a la naturaleza de este tipo de yacimientos donde la fracción de 
meso poros que se llenan de aceite pueden adquirir una mojabilidad preferente al 
aceite a causa de la afinidad de la formación a los compuestos ácidos del aceite 
crudo, mientras que los micro poros, debido a fuerzas capilares, solo se llenan con 
agua adquiriendo una mojabilidad preferente al agua (Al-Marzouqi et al, 2010). 
Esta compleja distribución de fluidos y la presencia de una mojabilidad mixta 
puede llevar a errores de medición, ya que las lecturas de resistividad de registros 
pueden aparentar menores valores de resistividad debido a caminos de alta 
conductividad creados por los poros llenos de agua (Figura 28), por otro lado el 

exponente de saturación   depende en gran medida de la mojabilidad de la roca, 
ya que en formaciones mojadas por agua el exponente puede llegar a valores de 
2, mientras que en formaciones mojadas por aceite puede llegar a valores de 
hasta 10, lo cual supone un alto grado de error en los cálculos (Anderson, 1986). 
Adicionalmente, los registros laterolog equipados con registros de enfoque 
esférico están limitados a ciertos tipos de yacimientos naturalmente fracturados, 
específicamente a los yacimientos tipo 1 y parte de los tipo 2 – como se discutió 
en el capítulo 1 – en los cuales las fracturas son las responsables de más de la 
mitad del almacenamiento de aceite en el yacimiento (Aguilera, 1995). 
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Figura 28. Canales de baja resistividad en carbonatos. 

 
Fuente: Al-Marzouqi et al., 2010. 

 
 

Como se mencionó anteriormente, los registros de resistividad más usados en la 
actualidad son los registros de resistividad y microresistividad de electrodos 
enfocados y registros de inducción. Al obtener mediciones de la resistividad a 
diferentes profundidades de investigación, se puede estimar el Sor de una 
formación a partir de la siguiente expresión (Teklu1 et al, 2013): 
 

            (
   
  
)
  ⁄

 

Ecuación 6. 
 

 
Donde, 

    = Saturación de aceite residual. 
    = Saturación de agua en la zona lavada. 
    = Resistividad de la zona lavada. 
   = Resistividad de la zona virgen o no lavada. 

  = Exponente de saturación. 
 
Crary et al. (2001) Publicaron un estudio done analizaban el comportamiento de 
ambas herramientas (inducción con dispositivo de enfoque esférico y laterolog con 
electrodos de enfoque) en una formación carbonatada naturalmente fracturada 
ubicada en USA. En la Figura 29 se muestra la lectura de ambas herramientas.  
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Figura 29. Lectura de registros de inducción con dispositivo de enfoque esférico 

(Track 1) y registro laterolog con electrodos de enfoque (Track 3). 

 
Fuente: Crary et al., 2001. 

 
 

En este estudio se observa que el registro laterolog es más confiable en la zona 
de alta resistividad (100 Ohm-m) ya que en esta zona la lectura IDPH lee una 
señal muy pequeña comparada con la señal LLD. Sin embargo, en la zona de baja 
resistividad el registro de inducción detecta una zona de invasión (2350 a 2390 
pies) lo cual es difícil de detectar únicamente con el registro laterolog ya que en 
esta zona la lectura LLD es mayor a la LLS. La detección de las zonas de invasión 
es de gran relevancia ya que esto puede indicar la presencia de sistemas de 
fracturas en donde se puede almacenar el aceite. Igualmente, Mohammed et al 
(2014) presenta un caso de estudio en una formación carbonatada en el Medio 
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Oriente donde se analizan las situaciones en las que se debe escoger entre correr 
registros de doble laterolog o registros de inducción con enfoque esférico para 
determinar la resistividad de la zona virgen. El autor concluye que ambas 
herramientas deberían ser corridas, lo cual ayuda a la corrección de errores en 
zonas de alta invasión en la formación. Las Figuras 30 y 31 ilustran en que 
situaciones es preferible correr cada registro con base en la resistividad del fluido 
de invasión y la resistividad del agua de formación. De esta manera es preferible 
correr registros laterolog cuando Rt>Rxo, de lo contrario es preferible correr 
registros de inducción con enfoque esférico. 
 
 

Figuras 30 (izquierda) y 31 (derecha). Selección de registros laterolog y/o 

inducción en función de la resistividad del fluido de invasión y el agua de 

formación. 

 
Fuente: Adaptado de Mohammed, 2014. 

 
 
Por otro lado Cannon & Rossmiller (1984) publicaron estudios orientados a estimar 
el Sor en la formación San Andrés en Texas, un yacimiento carbonatado el cual 
estaba bajo estudios para implementar un proyecto de recuperación mejorada. En 
este estudio se muestran los resultados de correr diferentes registros en dos 
pozos cercanos, entre estos registros se encuentran el doble laterolog de 
electrodos de enfoque y el registro de microresistivo de enfoque esférico. En las 
Figuras 32 y 33 se observan las lecturas de estos registros en un mismo pozo del 
yacimiento en cuestión. En la Figura 32 se observan las lecturas de LLS, LLD y el 
registro microresistivo de enfoque esférico (MSFL). La Figura 33 presenta la 

Usar registros 

tipo Laterolog 

Usar registros 

de Inducción 
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correlación entre el cómputo del exponente de litología   mediante la lectura 
MSFL y mediciones hechas en laboratorio sobre plugs recuperados, esto después 
de realizar una corrección en el registro debido al error de lectura provocado por 
capas delgadas como se mencionó anteriormente. Los autores estimaron un Sor 
de 40-50% mediante el registro de enfoque esférico y 30% con análisis SCAL. 
 
 

Figuras 33 (izquierda) y 34 (derecha). Lecturas del registro doble laterolog de 

electrodos de enfoque y registro microresistivo de enfoque esférico en un 

yacimiento carbonatado. 

 

Fuente: Cannon & Rossmiller, 1984. 
 
 
De igual manera, Pham & Al-Shahri (2001) reportan valores de Sor de 37.5% en 
un yacimiento carbonatado naturalmente fracturado en el Medio Oriente, mediante 
el uso de registros de inducción laterolog, específicamente con lecturas ILD.  

 
 

3.1.4. Registros dieléctricos 
 

Corrección después de 

efecto de estratificación 

Registros de baja 

profundidad (MSFL), media 

y alta (Laterolog) 
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Los registros dieléctricos se han desarrollado desde la década de los 60, y por 
mucho tiempo fueron la solución para el problema del ambiente salino de las 
cercanías del pozo y el efecto de la invasión en la mayoría de los registros de 
resistividad. Este tipo de registros al igual que los registros resistivos, busca 
calcular la saturación de agua en la formación, parámetro clave para estimar el 
Sor en un yacimiento, en este caso carbonatado y naturalmente fracturado. Sin 
embargo, las herramientas convencionales de resistividad están limitadas a la 
resistividad del agua de formación e implícitamente a la salinidad de la misma, es 
decir que estas herramientas dependen de un alto contraste de resistividades 
entre los fluidos del yacimiento (Freedman, 1980). Esto representa varios 
problemas ya que en formaciones altamente heterogéneas como lo son los 
carbonatos naturalmente fracturados, la distribución del agua de formación es 
variable al igual que  su salinidad y más cuando se han realizado procesos de 
inyección de agua de diferentes salinidades, químicos, CO2 o vapor a la 
formación, a raíz de esto las herramientas de resistividad no pueden diferenciar 
entre una zona donde exista una alta saturación de aceite residual de una zona 
saturada con agua fresca altamente resistiva. 

Los registros dieléctricos representan un método de medición menos dependiente 
de la salinidad del agua de formación ya que este método se basa en la medición 
de la permisividad dieléctrica de los materiales en el yacimiento. La permisividad 
eléctrica o constante dieléctrica (relativa al aire) de algunos materiales presentes 
en los yacimientos es bastante baja en comparación a la del agua (Tabla 3). Esto 
implica que la medición de dicha constante esta principalmente ligada a la 
porosidad saturada con agua. 
 

 

Tabla 3. Constante dieléctrica para algunos materiales del yacimiento. 

 

Material Constante dieléctrica Tiempo de propagación tpl 
(ns/m) 

Arenisca 4.65 7.2 

Dolomita 6.8 8.7 

Caliza 7.5 – 9.2 9.1 – 10.2 

Anhidrita 6.35 8.4 

Halita 5.6 – 6.35 7.9 – 8.4 

Shale 5 – 25 7.45 – 16.6 

Aceite 2 – 2.4 4.7 – 5.2 

Gas 1 3.3 

Agua 56 - 80 25 – 30 

Agua fresca 78.3 29.5 

 

Fuente: Schlumberger, 1989. 
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El principio de medición de esta herramienta se puede explicar con las ecuaciones 
de Maxwell: 

       (Ecuación 7) 

           (Ecuación 8) 

        (Ecuación 9) 

 

Donde, 

  = Propagación de onda electromagnética. 

  = Atenuación de la onda. 

  = Desfase. 

  = Velocidad angular. 

  = Permeabilidad magnética. 

  = Constante dieléctrica. 

  = Conductividad. 

Las herramientas dieléctricas emiten micro ondas electromagnéticas de 1.1 GHz 
desde un set de transmisores y un set de receptores mide la amplitud y el desfase 
a lo largo de la onda cuando esta entra en contacto con la formación (Figura 34). 
Con estas mediciones es posible obtener la constante dieléctrica de la formación 
donde se propaga la onda y por lo tanto su conductividad como se expresa en las 
ecuaciones 8 y 9. Los registros dieléctricos utilizan el parámetro de tiempo de 
propagación tpl (   )  para efectos de interpretación el cual tiene una relación 
directa con la constante dieléctrica y el desfase que detecta la herramienta. 
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Figura 34. Atenuación y desfase de la onda en el set de receptores. 

 

Fuente: Schlumberger, 1989. 
 

 

El tiempo de propagación, y por lo tanto la constante dieléctrica del agua de 
formación dependen de la temperatura y la salinidad a la que esta se encuentra. 
De igual manera, la herramienta solo puede detectar un alto contraste entre la 
permisibilidad dieléctrica de los fluidos si las micro ondas electromagnéticas se 
emiten a una alta frecuencia, además la poca variabilidad de la constante 
dieléctrica del agua respecto al cambio de frecuencia de onda permite el uso de 
herramientas multifrecuencia, que como se mencionará más adelante, es la 
herramienta utilizada en la actualidad (Figura 35). 
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Figura 35. Permisividad o constantes dieléctricas en función de la frecuencia. 

 

Fuente: Adaptado de López et al., 2014. 
 

 

Como se mencionó anteriormente, los registros dieléctricos responden 
principalmente al contenido de agua en la formación. El agua puede ser connata 
en la formación, de invasión proveniente del filtrado del fluido de perforación, o 
asociada a arcillas. La poca profundidad de investigación de esta herramienta (1 a 
6 pulgadas) implica que la respuesta de la misma estará dominada por el filtrado 
del fluido de perforación y por lo tanto la zona de medición estará limitada a la 
zona lavada (Schlumberger, 1989). Otras limitantes presentes en estos registros, 
es el estado de la cara del pozo y aspectos asociados al fluido de perforación, este 
último no debe tener una resistividad menor a 0.2 Ohm-m a la temperatura de la 
formación, de lo contrario la señal medida por la herramienta puede ser muy débil 
para una interpretación confiable. Igualmente, el tamaño del revoque localizado en 
la cara del pozo no debe ser mayor a 3/8 de pulgada (1 cm) ya que esto puede 
afectar la lectura de la herramienta (Freedman, 1980). 

Existen  diversos métodos de interpretación de los registros dieléctricos los cuales 
tienen como parámetro de entrada el tiempo de propagación tpl y como resultado 
se deriva la saturación de agua de la zona lavada, que al igual que los registros de 
resistividad la utilizan para la estimación del Sor. Algunos autores (Calvert et al, 
1977; Freedman, 1980; Schlumberger, 1989; Wharton1 et al, 1980; Wharton2 et al, 
1980) han publicado estudios donde profundizan en los primeros métodos 
utilizados para la interpretación de estos registros. Kenyon & Baker (1984) 
publicaron un estudio donde se aproxima un modelo bimodal de dispersión para la 

La constante 

dieléctrica del 

agua varía poco 

con el cambio de 

la frecuencia de 

onda, lo cual 

permite el uso de 

herramientas 
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interpretación de estos registros especialmente para formaciones carbonatadas, 
donde se tienen en cuenta la influencia de la heterogeneidad representada por la 
doble o hasta triple porosidad y la textura de estas formaciones en sus respectivas 
propiedades eléctricas para corregir la lectura de la herramienta. Algunos métodos 
de interpretación son confiables cuando la frecuencia de emisión de las micro 
ondas es alta, por el orden de 1 GHz, esto se puede observar en la Figura 35 
donde a bajas frecuencias la constante dieléctrica presenta un alto grado de 
dispersión. 

Cannon & Rossmiller (1984) presentan la aplicación de un registro dieléctrico en 
una formación carbonatada con el fin de determinar el Sor y así identificar las 
oportunidades de recuperación mejorada. Los autores mencionan que el registro 

dieléctrico estima el parámetro Sxo independientemente del exponente   de la 
ecuación de Archie y el Rw de la formación. Adicionalmente se comparan los 
resultados de Sxo obtenidos a partir del registro dieléctrico y un registro MSFL 
donde se observa una correlación satisfactoria (Figura 36). 
 

 

Figura 36. Comparación del parámetro Sxo a partir del registro dieléctrico y MSFL. 

 

Fuente: Cannon & Rossmiller, 1984. 
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Penney et al (1996). Muestran igualmente la combinación de registros dieléctricos 

y microresistivos con enfoque esférico, pero esta vez para estimar el exponente   
de forma variable. Esto se logra al incluir los valores medidos de Rxo a partir del 
registro micro resistivo y el Sxo a partir del registro dieléctrico (Ecuación 10). Esta 
técnica permite tener en cuenta la influencia de la alta heterogeneidad de la roca 
en el cambio de este exponente y ha sido probada con éxito en yacimientos 
carbonatados con porosidad vugular en el Medio Oriente. 

 

  
    (      

    ⁄ )

   (  )
 

Ecuación 10. 

Donde, 

    = Saturación de agua de la zona lavada. 
    = Resistividad de la zona lavada. 
    = Resistividad del filtrado de fluido de perforación. 

   = Porosidad. 
  = Exponente de saturación. 
  = Exponente de litología. 

Actualmente, la combinación de registro dieléctricos y registros resistivos para 
determinar parámetros de saturación en la formación es una técnica obsoleta, ya 
que estos no tienen en cuenta la diferencia en la profundidad de investigación y 
los volúmenes explorados por cada herramienta y los efectos texturales, este 
último específicamente en herramientas donde el parámetro Sxo está afectado por 

la tortuosidad de la fase agua   (    ). Las herramientas más modernas 
permiten realizar las mediciones de saturación en la formación utilizando múltiples 
frecuencias de emisión de micro ondas electromagnéticas y modelos de dispersión 
que encajen con las propiedades eléctricas de la formación a estudiar. Este tipo de 
registros dieléctricos de multifrecuencias no requieren la combinación con un 
registro de microresistividad ya que la información textural del agua es medida 
directamente en la dispersión de las propiedades eléctricas de la misma a 
diferentes frecuencias (Alvarado et al, 2013). Las frecuencias que se manejan en 
los registros dieléctricos modernos varían entre 20 MHz y 1 GHz, una vez medidos 
los desfases y la atenuación de las ondas en cada frecuencia estos se 
transforman en perfiles de dispersión de permisividades y conductividades los 
cuales finalmente se interpretan con modelos petrofísicos como el modelo bimodal 
de dispersión para carbonatos mencionado anteriormente, resultando en 
parámetros como el Sxo, parámetro textural de la roca y salinidad aparente del 
agua de formación. En el artículo publicado por Mahiout et al (2015). Se muestra 
un caso de estudio en un yacimiento carbonatado del Medio Oriente donde utilizan 
un paquete de registros, entre estos el registro dieléctrico multifrecuencia, para 
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estimar el Sor a partir de la ecuación de Archie. En la Figura 37 se observan la 
lecturas del paquete de registros que incluyen registros convencionales como el 
registro density, neutrón, sónico, entre otros. En el track 6 se observa el parámetro 

  variable a medida que cambia la litología de la formación lo que permite calcular 
el parámetro Sxo (track 7) a partir de la ecuación de Archie y la lectura del registro 
dieléctrico multifrecuencia mostrado en el track 3. Este caso en particular se 
muestra la ventaja de calcular el Sxo a partir de registros dieléctricos sobre los 
registros resistivos de inducción (track 7) ya que la estimación de la saturación de 
agua en la zona lavada representa un escenario más real y menos optimista del 
Sor en la formación. 

 

Figura 37. Lecturas de registros en carbonato del Medio Oriente. Gamma Ray y 

Caliper (track 1), density, neutrón y sónico (track 2), laterolog de inducción 

profundo, medio, somero y resistividad Rxo de dieléctrico (track 3), profundidad 

(track 4), Mineralogía (track 5),   variable y porosidad llena de agua del dieléctrico 

(track 6), Sxp mediante registros resistivos y dieléctricos (track 7).  

 

Fuente: Mahiout et al, 2015. 
 

López et al. (2014) Presentan un caso de estudio de experiencias de campo en la 
estimación del Sor en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, 
específicamente en el campo KMZ ubicado en el golfo de México. En este trabajo, 
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los autores mencionan los aspectos clave en el momento de utilizar herramientas 
dieléctricas en este tipo de formaciones tan heterogéneas. De esta manera, hacen 
énfasis en la estimación de la porosidad saturada con agua mediante 
herramientas multifrecuencia ya que estas tienen en cuenta los efectos texturales 
de la roca a diferencia de las herramientas más antiguas. Los efectos texturales 

están ligados al parámetro   variable que consideran crítica en este tipo de 
yacimientos. De igual manera, consideran que la principal fuente de error en las 
mediciones de los registros dieléctricos en este tipo de formaciones es la 
permisividad dieléctrica de la matriz debido a la alta heterogeneidad. Cabe resaltar 
que los autores dan una gran importancia a la caracterización de las diferentes 
facies del yacimiento, las cuales fueron identificadas a partir de los resultados 
obtenidos por los registros dieléctricos. Las tipo 1 son rocas con un alto efecto 
textural sobre las mediciones con una alta densidad de fracturas y algunos 
vúgulos abiertos; las tipo 2 son rocas con un bajo efecto textural sobre las 
mediciones con un una densidad de fracturas significativa e intercalaciones de 
carbonatos de grano fino y shales. Estas interpretaciones fueron validadas con 
registros de imagen los cuales se muestran en la Figura 38. 
 
 

Figura 38. Registros de imagen ilustrando las facies tipo 1 (fila 1) y tipo 2 (fila 2). 

 
Fuente: Adaptado de López et al., 2014. 

 
La Figura 39 muestra el paquete de registros que se corrieron en el pozo de 
estudio. En los tracks 6 y 7 se comparan las herramientas dieléctricas de una 
frecuencia y multifrecuencia respectivamente, en los cuales se utilizaron diferentes 
métodos o modelos de interpretación: método CRIM en la herramienta de una 
frecuencia y modelo bimodal de dispersión en la herramienta multifrecuencia. 

1 2 3 

4 5 6 
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Figura 39. Lectura de registros en carbonato naturalmente fracturado en México. 

Profundidad (track 1), litología (track 2), caliper (track 3), registro de imagen sónico 

(track 4), Registros de resistividad MSFL, LWD y dieléctrico (track 5), dieléctrico de 

una frecuencia (track 6), dieléctrico multifrecuencia (track 7), comparación 

dieléctricos (track 8), diferencia dieléctricos (track 9). 
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Fuente: Adaptado de Lopez et al., 2014. 
 
 

De la Figura 39 se puede observar que el registro dieléctrico multifrecuencia y el 
registro de resistividad somera MSFL tienen una buena correlación lo cual según 
los autores es una buena práctica para corroborar los resultados obtenidos, sin 
embargo el modelo de saturación de agua utilizado en el registro microresistivo no 
tiene una buena correlación con el modelo utilizado por el registro dieléctrico, esto 
se debe a que el registro microresistivo no tiene en cuenta los efectos texturales al 

utilizar el parámetro   variable en la ecuación de Archie. Por otro lado se puede 
observar que los vúgulos presenciados en el punto 1 de la Figura 38 son 
identificados por los registros dieléctricos, sin embargo debido a los efectos 
texturales el registro dieléctrico de una frecuencia lo detecta como lleno de aceite, 
mientras que el registro dieléctrico multifrecuencia lo detecta como lleno de agua, 
lo cual demuestra la importancia de los efectos texturales y la preferencia de 
utilizar registros dieléctricos multifrecuencia durante la estimación del Sor en este 
tipo de yacimientos. Un aspecto a tener en cuenta es la alta invasión de fluido en 
las fracturas abiertas que se identifican en los puntos 4, 5 y 6 en la Figura 40. Es 
evidente que en dichos puntos, los registros dieléctricos detectan una invasión de 
gran profundidad, la cual es mayor a la poca profundidad de investigación de los 
registros dieléctricos lo cual supone una fuente de error alta. 
 

3.2. TÉCNICA LOG-INJECT-LOG. 

 

Las técnicas Log-Inject-Log o comúnmente llamadas LIL, son pruebas de campo 
realizadas para estimar el Sor en diferentes tipos de yacimientos, entre estos los 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. El principio de medición de 
las técnicas LIL es medir el cambio en un grupo determinado de propiedades de la 
formación mediante registros de pozos antes y después de inyectar un fluido al 
yacimiento, este fluido tiene la función de desplazar los diferentes fluidos que se 
encuentran en la cara del pozo lo cual implica que los registros tendrán una 
respuesta diferente antes y después de cada etapa de inyección. Las mediciones 
registradas en cada corrida pueden utilizarse en correlaciones matemáticas 
definidas para cada tipo de registro utilizado y así finalmente obtener una 
estimación del Sor. 

Aunque existen diversas combinaciones de técnicas LIL con diferentes tipos de 
registros, en este trabajo solo se mencionaran las combinaciones que se han 
utilizado ampliamente para estimar el Sor en yacimientos carbonatados 
naturalmente fracturados según la literatura. Las combinaciones más utilizadas 
son: 

 LIL con registros de resistividad 

 LIL con registros de captura de neutrón 
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 LIL con registros de resonancia magnética nuclear 

A continuación se mostrarán los procedimientos, modificaciones y casos de 
estudio de cada una de estas técnicas en la estimación del Sor en yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados. 

 

 LIL con registros de resistividad 

Murphy et al (1973) Patentaron esta técnica en 1973, y ha sido una de las 
primeras de este tipo en ser utilizada para estimar el Sor en diferentes tipos de 
yacimientos. La técnica consiste en correr un registro de resistividad (laterolog o 
inducción) para determinar una Rt, posteriormente se inyecta una salmuera para 
desplazar el aceite en la cara del pozo y finalmente se vuelve a correr el mismo 
registro de resistividad para determinar una Ro, este procedimiento se ilustra en la 
Figura 40. 
 

 

Figura 40. Procedimiento estándar de la técnica LIL con registros de resistividad. 

 

 
Fuente: Wyman, 1977. 

 
 

La ecuación 11 (Wharton2 et al, 1980) permite calcular el Sor mediante la técnica 
LIL con registros de resistividad. 

      (
  
  
)

 
 ⁄

 

Ecuación 11. 
 

Donde, 
 

    = Saturación de aceite residual. 
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   = Resistividad de la formación antes de la inyección. 
   = Resistividad de la formación después de la medición. 
  = Exponente de saturación.   

 

Esta técnica asume que el valor del exponente   es constante a lo largo del 
intervalo registrado, adicionalmente se deben tener plugs recuperados y 
someterlos a pruebas de desplazamiento por agua para poder obtener un valor 
adecuado del exponente de saturación. Como se ha mencionado anteriormente, 
en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados los exponente de 

saturación y litología   y   respectivamente, varían significativamente a lo largo 
de la formación por lo cual esta técnica es una de las menos usadas en este tipo 
de yacimientos. 
 

 LIL con registros de captura de neutrón 

Como se mencionó anteriormente en este trabajo, el uso individual del registro de 
captura de neutrón es una técnica obsoleta y poco recomendada para estimar el 
Sor en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, esto debido a la 
dificultad de medir correctamente los valores de Σma y Σh. Richardson & Wyman 
(1971) sugirieron la técnica de LIL con registros de captura de neutrón en 1971, la 
cual elimina la necesidad de medir dichos parámetros y estimar el Sor con un 
menor porcentaje de error. La técnica consiste en medir la sección transversal de 
captura de la formación y el agua en ella antes y después de inyectar agua con 
diferente salinidad del agua de formación para así obtener un buen contraste, la 
Figura 41 ilustra este procedimiento.  
 

 

Figura 41. Procedimiento estándar de la técnica LIL con registros de captura de 

neutrón. 

   

Fuente: Wyman, 1977. 
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La ecuación 12 permite estimar el Sor mediante las mediciones hechas con la 
herramienta de captura de neutrones.  

      
(       )

 (       )
 

Ecuación 12. 
 

Donde, 
 

    = Saturación de aceite residual. 
Σt1 = Sección transversal de captura de la formación (total) antes de la inyección 
Σw1 = Sección transversal de captura del agua de formación antes de la inyección. 
Σt2 = Sección transversal de captura de la formación (total) después de la 
inyección. 
Σw1 = Sección transversal de captura del agua de formación después de la 
inyección. 
 
Algunos autores (Murphy et al, 1973; Richardson et al, 1972) han presentado 
modificaciones a la técnica original donde implementan la inyección de químicos 
alternados con inyección de agua para barrer el aceite en la cara del pozo, lo cual 
implica corridas adicionales de registros. Tienen el mismo principio de medición 
que la técnica original, sin embargo pocos casos de aplicación han dado 
resultados exitosos en la estimación del Sor. 
 
Esta técnica modificada asume que el fluido inyectado invade todos los intervalos 
de interés y reemplaza todos los fluidos en la cara del pozo, por lo tanto este 
método no se recomienda en formaciones poco permeables altamente 
fracturadas. Por otro lado, en la técnica convencional se asume que todo el aceite 
en la formación se encuentra inmóvil (Sor) después de la inyección de agua. 
 
Pathak et al. (2011) Presentaron una técnica de  LIL con registros de captura de 
neutrón modificada la cual soluciona los problemas anteriormente descritos, esto 
mediante una etapa adicional de inyección de agua a la formación con el fin de 
alcanzar la máxima eficiencia de desplazamiento posible. El procedimiento y la 
interpretación de dicha técnica se ilustran en la Figura 42. 
 
. 
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Figura 42. Esquema modificado de la técnica LIL con registros de captura de 

neutrones. 

 
Fuente: Pathak et al., 2011. 

 
 

Esta técnica ha sido ejecutada en formaciones carbonatadas con el fin de estimar 
el Sor en la misma y ha dado resultados satisfactorios. La Figura 43 muestra un 
caso de estudio de un carbonato ubicado en Texas, USA donde los resultados 
obtenidos con esta técnica fueron satisfactorios. 
 
 

Figura 43. Resultados de técnica LIL con registro de captura de neutrón. 

Profundidad (track 1), litología (track 2), Σt antes y después de la inyección (track 

3), Σt en la cara del pozo antes y después de la inyección (track 4), Porosidad y 

saturación de agua (track 5). 
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Fuente: Pathak et al., 2011. 

 
 

 LIL con registros de resonancia magnética nuclear. 

Como se mencionó anteriormente en este trabajo, los registros de resonancia 
magnética nuclear utilizaban la inyección de fluidos dopados con iones 
paramagnéticos para alterar las propiedades magnéticas de los fluidos de 
formación y así distinguir entre el aceite y el agua en la misma. Sin embargo, esta 
es una técnica obsoleta ya que se dificulta la distinción de los fluidos cuando el 
dopaje no funciona correctamente. Actualmente, las técnicas LIL se combinan con 
las características especiales de los registros de resonancia magnética para 
estimar con gran exactitud el Sor. La combinación más documentada en la 
literatura es la combinación de LIL con difusión mejorada (Edwards et al, 2011; 

Toumelin et al, 2011) , la cual ha dado muy buenos resultados al corroborar el 
funcionamiento del dopaje y contribuyendo a la distinción de los fluidos 
encontrados en el yacimiento. El procedimiento de esta técnica comienza con la 
corrida de un registro de resonancia magnética nuclear en fluido sin dopaje, 
posteriormente se dosifica el fluido de inyección con una concentración 
determinada de MnCl2, luego de que este fluido se inyecta a la formación se 
procede a realizar una segunda corrida del registro. La principal diferencia de esta 
técnica respecto a la técnica convencional es que esta última pretende desplazar 
los fluidos de la cara del pozo con el fluido dopado, mientras que la técnica de LIL 
con difusión mejorada pretende difundir el manganeso desde la cara del pozo 
hasta la zona lavada. Las lecturas de las dos señales medidas por el registro 
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permite distinguir entre los fluidos del yacimiento y a su vez permite estimar el Sor 
directamente, independiente de la salinidad o las propiedades eléctricas del 
sistema roca-fluido. En la Figura 44 se observa un caso de estudio en un 
carbonato ubicado en Texas, USA donde se ve claramente la ventaja de utilizar 
esta combinación de LIL con difusión mejorada ya que esta última confirma que el 
dopaje ha sido exitoso y la señal del agua se ha disminuido lo necesario para 
estimar el Sor fácilmente. 
 

Figura 44. Combinación de LIL con difusión mejorada en carbonato de USA. 

 

Fuente: Adaptado de Toumelin et al., 2011. 
 

3.3. TRAZADORES QUÍMICOS. 

 

Las pruebas de trazadores químicos representan una de las técnicas de mayor 
confiabilidad para estimar el Sor en yacimientos donde se pretende aplicar un 
método de recuperación mejorada de aceite. Estas pruebas tienen como principio 
de medición la diferencia de tiempo de llegada de químicos producidos por 
flowback desde el pozo o también llamado cambio cromatográfico. Actualmente 
existen dos variaciones de esta técnica denominadas pruebas de trazadores 
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químicos en pozo (SWCTT por sus siglas en ingles) y pruebas de trazadores 
químicos entre pozos (IWCTT por sus siglas en ingles), a diferencia de las 
pruebas SWCTT son pocos los casos documentados donde se utilizan las pruebas 
IWCTT para estimar el Sor específicamente, esto debido a que este tipo de 
pruebas se utiliza principalmente en la caracterización dinámica del yacimiento 
(Sanni et al, 2015), incluso en la caracterización de parámetros mecánicos de 
yacimientos naturalmente fracturados (Ramirez et al, 1994). 

Propuestas por Deans (1971), Las pruebas SWCTT consisten en la inyección de 
un químico soluble en agua y aceite (generalmente acetato de etilo) el cual 
reacciona con los fluidos de la formación. Luego de la inyección de este químico, 
se cierra el pozo y se deja reposar hasta por 20 días para que el químico 
reaccione. La reacción de este químico se divide en dos partes, una parte que se 
retrasa por la reacción con el aceite y otra donde se presenta un proceso de 
hidrolisis, donde el químico reacciona con el agua y produce un segundo trazador 
químico in-situ. Posteriormente se abre el pozo a flujo y se recogen muestras 
frecuentemente para analizar en laboratorio. El método de interpretación de las 
pruebas SWCTT requiere de un ajuste de los datos dispersos de producción a un 
modelo matemático previamente seleccionado, esto para obtener una curva 
representativa de la prueba. En yacimientos convencionales se pueden aplicar 
modelos de porosidad simple para ajustar los datos, sin embargo en yacimientos 
carbonatados heterogéneos y naturalmente fracturados es necesario aplicar 
modelos multi capas y de doble porosidad que tengan en cuenta los poros no 
conectados y la dispersión del trazador en la formación (Tang & Zhang, 2001; 
Tang, 2002). 

El principio de medición se basa en la diferencia de tiempo de llegada de los dos 
trazadores químicos a la cabeza del pozo, esta diferencia de velocidades se debe 
al coeficiente de reparto de cada trazador químico. Este parámetro se define como 
la relación entre la concentración de cada trazador en la fase aceite y la 
concentración de cada trazador en la fase agua como se muestra en la ecuación 
13 (Al-Abbad et al, 2016), es decir es un indicador de la afinidad del trazador a 
interactuar con el agua o el aceite. 

 

   
  
  

 

Ecuación 13. 

 

Donde, 

   = Coeficiente de reparto. 

   = Concentración del trazador químico en el aceite. 
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   = Concentración del trazador químico en el agua. 

La Figura 45 muestra los perfiles típicos obtenidos en una prueba SWCTT luego 
de su ajuste a un modelo matemático, en esta se observan las curvas del trazador 
químico inyectado y el que se forma in-situ. 
 

 

Figura 45. Perfiles de producción de los trazadores químicos del flowback. 

 

Fuente: Al-Abbad et al., 2016. 
 

 

El cálculo del Sor está en función de la distancia entre los picos de ambas curvas, 
así entre más distancia haya entre ellas, mayor será el Sor. El equivalente a la 
relación entre ambos picos de las curvas se denomina como factor de retardo, 
este factor está en función del Sor y el coeficiente de reparto del trazador químico, 
como se expresa en las siguientes ecuaciones (Al-Abbad et al, 2016): 

 

  
  
 (   )  

     
(     )

 

Ecuación 14. 

    
 

    
 

Ecuación 15. 

 



77 
 

Donde, 

   = Pico de concentración del quimico producido in situ. 

   = Pico de concentración del quimico inyectado. 

  = Factor de retardo. 

 

Esta técnica tiene la ventaja de tener una alta profundidad de investigación (hasta 
12 metros) y permite estimar el Sor directamente en cualquier tipo de formaciones. 
Sin embargo esta técnica posee algunas limitaciones como la temperatura de 
operación, que debe ser menor a 200 °F, ya que los coeficientes de reparto 
dependen ligeramente de este parámetro; a diferencia del análisis de plugs y los 
registros no es posible obtener un perfil de saturación, lo cual es muy importante 
en yacimientos altamente heterogéneos como los carbonatos; implica un costo 
adicional ya que se cierra el pozo por un periodo de tiempo prolongado (Teklu1 et 
al, 2013). 

En yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, se debe tener en cuenta 
que las fracturas pueden representar zonas de perdida durante la inyección del 
banco químico, adicionalmente una vez que la inyección se detenga el trazador 
químico que se encuentra en las fracturas llegará más tarde que aquel que se 
encuentra en la matriz ya que este último se produce antes del que se libera de la 
fractura una vez esta se cierra. Se debe considerar un modelo multicapa de doble 
porosidad en el cual se modelen por separado el flowback proveniente de la 
fractura y la matriz y así realizar la corrección del perfil de producción del trazador 
(Brag et al 1976). Por otro lado, el perfil de saturaciones en carbonatos exhibe una 
moderada dispersión, un alto grado de dilución, un tiempo de llegada bastante 
corto y finaliza con una larga “cola” de producción (Figura 46) a diferencia de un 
perfil de producción típico en un yacimiento convencional (Figura 45). En la Figura 
46 se observa un caso de estudio en un yacimiento carbonatado ubicado en 
Canadá donde se inyecto como trazador primario acetato de metilo mientras que 
el trazador que se produce por hidrolisis es metanol, En este caso de fue 
necesario utilizar un modelo de doble porosidad para ajustar los datos de campo a 
un perfil de producción representativo de la prueba. El resultado de esta prueba 

fue de un Sor promedio de 35% 3 (Tang & Zhang, 2001). 
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Figura 46. Perfil de producción de trazadores químicos típico en carbonatos. 

 

Fuente: Tang & Zhang, 2001. 
En la Tabla 4 se resumen las ventajas y desventajas de cada prueba de campo en 
el momento de estimar el Sor en yacimientos carbonatados naturalmente 
fracturados, de acuerdo a lo discutido en este capítulo. 
 
 
 
 

Tabla 4. Ventajas y desventajas de diferentes pruebas de campo para estimar el 

Sor en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. 

 

 
Método / técnica 

 

 
Ventajas 

 

 
Desventajas 

 

Registros de 
resonancia magnética 

nuclear 

 

 Medición directa del Sor, sin 
importar litologías ni 
heterogeneidades. 
 

 Permite distinguir fácilmente 
entre cantidad de fluidos 
libres y fluidos no móviles 
mediante el método de corte 
T2. 

 

 No se ve afectado por la 
salinidad de los fluidos de 
formación. 

 

 En aceites muy pesados 
o con alto contenido de 
gas los tiempos T2 
pueden llegar a ser tan 
bajos que la herramienta 
podría no registrarlos. 
 

 Sensible a la mojabilidad 
de la roca, provocando 
mayores T2 en la fase 
mojante. 
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Registros de captura 
de neutrón 

 
 

 
 

 Pueden correrse en hueco 
revestido. 
 

 Distinción de zonas 
saturadas de aceite, agua o 
gas. 

 
 

 

 Afectados 
negativamente por la 
heterogeneidad de la 
formación. 
 

 Baja confiabilidad en 
formaciones con fluidos 
de salinidad no 
uniforme. 

 

 Baja confiabilidad en 
sistemas de triple 
porosidad. 
 

 

Registros de 
resistividad 

 

 Profundidad de investigación 
somera, mediana y alta 

 

 

 Afectado en gran 
medida por la 
distribución de fluidos no 
uniforme y formaciones 
con mojabilidad mixta. 
 

 Requiere de fluidos con 
salinidades uniformes a 
lo largo de la formación. 

 

 No aplica la ley de 
Archie en formaciones 
muy heterogéneas 

 

Registros dieléctricos 

 
 

 

 La estimación del Sor no se 
ve afectada por los 
exponentes variables m y n 
en la ecuación de Archie. 
 

 Utilizan modelos petrofísicos 
que permiten la correcta 
interpretación de 
formaciones heterogéneas. 
 

 

 Baja profundidad de 
investigación., lo cual es 
crítico en zonas de alta 
invasión de fluido como 
en zonas de alta 
densidad de 
fracturamiento. 
 

 Es necesaria una amplia 
caracterización 
petrofísica previa del 
yacimiento para 
implementar modelos de 
interpretación. 
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Técnica LIL con 
registros de 
resistividad 

 Profundidad de investigación 
somera, mediana y alta. 

 

 Asume el valor de n 
como constante a lo 
largo del yacimiento 
 

 Requiere alto contraste 
de salinidades entre el 
fluido inyectado y los 
fluidos de la formación. 

 

Técnica LIL con 
registros de captura de 

neutrón 

 
 

 Elimina la incertidumbre 
asociada a la 
heterogeneidad de la matriz. 

 Requiere alto contraste 
en la salinidad de los 
fluidos inyectados. 
 

 Alto costo, asociado al 
incremento de corridas 
de registros. 

 

Técnica LIL con 
registros de 

resonancia magnética 
nuclear 

 Estimación del Sor 
independiente de la 
salinidad, las propiedades 
eléctricas del sistema roca-
fluido. 
 

 No se ve afectado por 
efectos texturales del 
sistema roca-fluido. 

 
 

 Perdidas de baches de 
fluido dopado en 
formaciones con alta 
densidad de fracturas. 
 

 Sensible a efectos de la 
mojabilidad de la roca, 
especialmente en 
mojabilidades mixtas. 

 

Trazadores químicos 
(SWCTT) 

 Alta profundidad de 
investigación. 

 

 Utiliza modelos de 
interpretación especiales 
para carbonatos fracturados 
y de doble porosidad. 

 

 Es necesario cerrar el 
pozo hasta por 20 días. 
 

 Perdidas de bancos de 
químicos en zonas con 
alta densidad de 
fractura. 

 
Fuente: Autor. 

 

4. SCREENING DE LOS MÉTODOS DE ESTIMACIÓN DEL SOR EN 

DIFERENTES TIPOS DE YACIMIENTOS CARBONATADOS 

NATURALMENTE FRACTURADOS. 
 

Una vez realizada la revisión bibliográfica de los principios físicos, funcionamiento, 
limitantes y aplicaciones de los diferentes métodos especiales para estimar el Sor 
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en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados es posible determinar que 
métodos o combinación de estos representa la manera más exacta de estimar 
esta propiedad de la formación. En este capítulo se propone un screening o 
método de selección de la combinación de métodos más adecuada para estimar el 
Sor en diferentes tipos de yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. 
Como se ha mencionado a lo largo de este trabajo, este tipo de yacimientos tienen 
un alto grado de heterogeneidad y anisotropía en sus propiedades a lo largo de la 
formación, adicionalmente a nivel mundial ningún yacimiento es idéntico a otro en 
cuanto a sus propiedades petrofísicas y de los fluidos se refiere, por esta razón el 
método de selección se basa en las propiedades críticas que afectan en mayor 
medida la respuesta de los diferentes métodos de estimación del Sor 
mencionados en este trabajo. La selección de estas propiedades representan la 
compleja naturaleza de las rocas carbonatadas, su estructura poral, textura y 
distribución de fluidos y el complejo sistema matriz-fractura que influye 
principalmente en la heterogeneidad y el flujo de fluidos en el medio poroso. 

En este trabajo se proponen tres escenarios de análisis, donde se identifican tres 
tipos de yacimientos carbonatados naturalmente fracturados los cuales poseen 5 
características en común pero con valores cualitativos distintos que representan 3 
situaciones de complejidad técnica: Alta (A), media (B) y baja (C). La Tabla 5 
presenta los tres tipos de yacimientos propuestos con sus respectivas 
características. 
 

Tabla 5. Tipos de yacimientos propuestos para screening. 

Tipo A 
(Complejidad alta) 

Tipo B 
(Complejidad media) 

Tipo C 
(Complejidad Baja) 

Yacimiento tipo 1 según 
Nelson (capítulo 1) 

Yacimientos tipo 2 y 3 
según Nelson (capítulo 1) 

Yacimiento tipo 4 según 
Nelson (capítulo 1) 

salinidad del agua de 
formación (>150,000 ppm 

NaCl) 

salinidad del agua de 
formación (50,000 - 150,000 

ppm NaCl) 

Baja salinidad del agua de 
formación (<50,000 ppm 

NaCl) 

Mojabilidad mixta Mojado por aceite Mojado por agua 

Alta densidad de 
fracturas 

Densidad de fracturas 
moderada 

Baja densidad de 
fracturas 

Triple porosidad Doble porosidad Doble porosidad 

 
Fuente: Autor. 
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Para cada tipo de yacimiento se analizará las limitantes que tendría cada método 
de estimación del Sor con base a la revisión realizada en los capítulos 2 y 3. La 
selección de la mejor combinación de métodos se realizará con base en aspectos 
operacionales favorables de los métodos y la viabilidad técnica y económica de la 
implementación de los mismos. Para efectos prácticos se utilizará la siguiente 
nomenclatura para analizar cada método de estimación del Sor: 

PC  Corazonamiento a presión 

SC  Corazonamiento tipo esponja. 

WD  Prueba de desplazamiento con agua en plugs. 

CO2D  Prueba de desplazamiento con CO2 en plugs. 

CT  Prueba de centrifuga en plugs. 

RMN  Registro de resonancia magnética nuclear. 

RCN  Registro de captura de neutrón. 

RRE  Registro de resistividad con electrodos de enfoque (doble laterolog). 

RRI  Registro de resistividad de doble inducción. 

RDM  Registro dieléctrico multifrecuencia. 

LILR  Prueba LIL con registros de resistividad. 

LILCN   Prueba LIL con registro de captura de neutrón. 

LILRMN  Prueba LIL con registro de resonancia magnética nuclear. 

SWCTT  Prueba de trazadores químicos en pozo. 

 

 Yacimiento tipo A. 

En este escenario, el yacimiento a considerar representa un caso de alta 
complejidad técnica, debido a las características de la formación que afectan 
considerablemente cualquier método de estimación del Sor. Este es un 
yacimiento tipo 1 según la clasificación de Nelson mencionada en el capítulo 1, es 
decir que el almacenamiento de aceite y la permeabilidad en el yacimiento están 
controladas principalmente por el sistema de fracturas lo que implica una matriz 
de baja permeabilidad y baja porosidad efectiva, que aunque no influye en gran 
medida puede contribuir en el Sor de la formación. El agua de formación tiene una 
salinidad mayor a 150,000 ppm de NaCl que es una de las concentraciones de sal 
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en agua de formación más altas con las que se ha estimado el Sor en carbonatos 
a nivel mundial. Adicionalmente la formación tiene una mojabilidad mixta, esto 
quiere decir que existe una compleja distribución de los fluidos en el espacio 
poroso de la formación. Por otro lado el yacimiento cuenta con una alta densidad 
de fracturas y un sistema de triple porosidad lo cual implica un alto grado de 
heterogeneidad y una compleja red de poros conectados y no conectados. 

Las pruebas de laboratorio en este tipo de yacimientos se pueden realizar en 
plugs recuperados con esponja o recuperados a presión, sin embargo este último 
es más costoso de realizar por lo que un plug recuperado por esponja sería lo 
ideal. Las pruebas de desplazamiento tanto de agua como CO2 se ven limitadas 
en este tipo de yacimientos debido a que la matriz tiene muy baja permeabilidad 
por lo cual la presión de inyección del fluido de desplazamiento aumenta 
considerablemente reduciendo la exactitud de la medición, igualmente las 
pruebas de desplazamiento por agua se ven afectadas por la alta salinidad del 
agua de formación. Por esta razón las pruebas de centrifuga se muestran como la 
mejor opción para determinar el Sor en laboratorio, ya que el efecto de la presión 
capilar en la matriz de baja porosidad y baja permeabilidad se eliminan en esta 
prueba y esta no depende de la salinidad de los fluidos de la muestra. 

Las pruebas de campo se ven bastante limitadas por las condiciones adversas en 
este tipo de yacimientos. Los registros de resistividades se ven afectados en gran 
medida por la heterogeneidad de la formación, esto impide el cálculo del Sor a 
partir de la ecuación de Archie. De igual forma las técnicas LIL se ven limitadas a 
formaciones permeables y no fracturadas debido a la perdida de bancos de 
inyección a la formación. Los registros dependientes de la salinidad como el 
registro de captura de neutrones y su respectiva combinación con técnicas LIL no 
son recomendables en este tipo de yacimiento ya que para obtener un buen 
contraste de salinidades es necesario utilizar fluidos con una alta salinidad 
durante la corrida de los registros, lo cual implicaría un aumento significativo en 
los costos de operación. Las pruebas con mejor desempeño en este tipo de 
yacimientos serían las pruebas SWCTT y los registros de resonancia magnética 
nuclear, los registros dieléctricos. La prueba SWCTT se considera como una 
posible opción debido a que existen modelos de interpretación multi capa que 
pueden corregir el efecto de las fracturas en la formación, sin embargo un valor 
severo de densidad de fracturas puede disminuir la exactitud de la prueba en la 
determinación del Sor, además que este valor solo sería un valor promedio. Por 
este motivo, la mejor combinación de métodos de campo para este tipo de 
yacimientos es la de registros de resonancia magnética nuclear y registros 
dieléctricos multifrecuencia, ya que estos se pueden utilizar para determinar un 

perfil variable de la textura de la roca   para utilizar la ecuación de Archie en el 
cálculo del Sor. El problema de la mojabilidad mixta se puede corregir mediante el 
uso del método de mapas D-T2 del registro de resonancia magnética nuclear con 
los cuales se puede corroborar el origen de las señales recibidas por cada 
herramienta. El registro dieléctrico multifrecuencia podría leer datos sobre 
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estimados del Sor en zonas de alta densidad de fracturas, ya que debido a su 
baja profundidad de investigación estaría recibiendo una señal dominada por las 
fracturas abiertas con alta invasión de fluido, por lo tanto no es fiable su 
interpretación en estas zonas, sin embargo los registros de resonancia magnética 
nuclear puede corregir este problema mediante la estimación del índice de fluidos 
libres en diferentes etapas de producción del yacimiento cuando las fracturas 
están aportando la mayor parte del fluido y cuando lo está haciendo la matriz 

La Tabla 6 presenta un resumen del anterior análisis. Allí se utilizan símbolos de 
aprobación o negación para determinar que herramienta o método se ve afectado  
positiva o negativamente (respectivamente) por cada propiedad exhibida por el 
yacimiento. 
 

Tabla 6. Screening métodos de estimación del Sor en yacimientos tipo A. 

Yacimiento tipo A 

 
Propiedad/ 

Método 
Tipo 1 

(Nelson) 

Salinidad, 
>150,000 
ppm NaCl 

Mojabilidad 
mixta 

Alta 
densidad 

de 
fractura 

Triple 
porosidad 

L
a
b

o
ra

to
ri

o
 

PC      

SC      

WD      

CO2D      

CT      

P
ru

e
b

a
s
 d

e
 c

a
m

p
o

 RMN      

RCN      

RRE      

RRI      

RDM      

LILR      

LILCN      

LILRMN      

SWCTT      

Fuente: Autor. 
 

 

 Yacimiento tipo B. 

El segundo escenario propuesto es el yacimiento tipo B, los cuales implican una 
complejidad media en la estimación del Sor debido a que sus propiedades se 
encuentran en entre límites operacionales aceptables. El yacimiento tipo B se 
encuentra entre la clasificación tipo 2 y 3 según Nelson (capítulo 1) lo que 



85 
 

significa que tanto la permeabilidad como el almacenamiento de aceite en la 
formación se encuentra compartido entre la matriz y las fracturas naturales. 
Asimismo tiene valores medio de densidad de fracturas por lo que es menos 
heterogéneo que el yacimiento tipo A. Sin embargo, este yacimiento sigue 
teniendo un sistema de doble porosidad por lo que análisis convencionales no son 
viables en la estimación del Sor. Por otro lado este yacimiento se encuentra en su 
mayoría mojado por aceite, que como se mencionó en el capítulo 3 es un 
escenario bastante común en los yacimientos carbonatados naturalmente 
fracturados. Adicionalmente el agua de formación del yacimiento tipo B tiene una 
salinidad entre 50,000 y 150,000 ppm de NaCl, rango que recoge los valores más 
comunes en yacimientos carbonatados donde se han utilizado estos métodos y 
que se han encontrado en la literatura. 

Al igual que en el yacimiento tipo A, en este yacimiento el método de 
corazonamiento más adecuado sería el corazonamiento con esponja debido a su 
bajo costo comparado con el corazonamiento a presión. En cuanto a las pruebas 
de laboratorio la única prueba que se ve afectada negativamente por las 
condiciones del yacimiento es la prueba de desplazamiento con agua ya que esta 
prueba reduce su exactitud en la estimación del Sor con aguas de formación de 
alta salinidad. La prueba de desplazamiento con CO2 se muestra como una 
técnica viable a utilizar en este yacimiento ya que la matriz a diferencia del 
yacimiento tipo A es un poco permeable y por lo tanto no se requieren altas 
presiones de inyección del gas. En este yacimiento se recomienda que la mejor 
combinación de pruebas de laboratorio es la prueba de desplazamiento por CO2 
y la prueba de centrifuga, ya que aun cuando esta última arroja valores confiables 
del Sor, es necesario comprender como se comportará la roca cuando se le 
inyecte algún fluido miscible o no miscible lo cual permite realizar una análisis de 
un futuro tratamiento de recuperación mejorada. 

En el yacimiento tipo B, se observa que la mayoría de las pruebas de campo 
podrían ser utilizadas individualmente o combinadas. Sin embargo, los registros 
de resistividades siguen siendo herramientas obsoletas que no tienen en cuenta 
la heterogeneidad de la formación lo cual implica grandes errores en la estimación 
del Sor en el yacimiento. Las técnicas LIL combinadas siguen siendo pruebas de 
segunda opción ya que como se mencionó anteriormente, estas se ven afectadas 
significativamente por la presencia de grandes fracturas permeables que crean 
canales de fácil acceso por donde se dispersan los fluidos inyectados, reduciendo 
la eficiencia de barrido. Una vez más la mejor combinación de pruebas de campo 
es el registro de resonancia magnética nuclear y el registro dieléctrico 
multifrecuencia, aunque en este yacimiento esta combinación tiene una ventaja 
respecto al yacimiento tipo A y es que al estar mojado por aceite la relajación 
superficial de la fase aceite será mucho mayor que la del agua en las lecturas del 
tiempo T2 registradas por la herramienta de resonancia magnética nuclear lo cual 
facilitará la interpretación del Sor por medio de difusión mejorada. La prueba 
SWCTT podría ser utilizada en este yacimiento, ya que un sistema de doble 
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porosidad es más fácil de modelar en la interpretación de los perfiles del 
producción de los trazadores químicos, adicionalmente esta prueba podría servir 
de diagnóstico para estimar el potencial de un volumen mucho mayor del 
yacimiento. 

La Tabla 7 presenta un resumen del anterior análisis. Allí se utilizan símbolos de 
aprobación o negación para determinar que herramienta o método se ve afectado  
positiva o negativamente (respectivamente) por cada propiedad exhibida por el 
yacimiento. 

 

Tabla 7. Screening métodos de estimación del Sor en yacimientos tipo B. 

Yacimiento tipo B 

 
Propiedad/ 

Método 

Tipo 2 y 
3 

(Nelson) 

Salinidad, 
50,000-
150,000 

ppm NaCl 

Mojado por 
aceite 

densidad 
de 

fractura 
media 

doble 
porosidad 

L
a
b

o
ra

to
ri

o
 

PC      

SC      

WD      

CO2D      

CT      

P
ru

e
b

a
s
 d

e
 c

a
m

p
o

 RMN      

RCN      

RRE      

RRI      

RDM      

LILR      

LILCN      

LILRMN      

SWCTT      

Fuente: Autor. 
 

 

 Yacimiento tipo C. 

El último escenario propuesto para analizar los métodos de estimación del Sor es 
el yacimiento tipo C, el cual representa un reto de baja complejidad ya que sus 
propiedades son favorables para el uso de casi todos los métodos revisados en 
este trabajo. El yacimiento tipo C se clasifica como un yacimiento tipo 4 según la 
clasificación de Nelson (capítulo 1), lo que significa que la permeabilidad y 
almacenamiento de aceite en el yacimiento está controlado principalmente por la 
matriz y las fracturas en su mayoría se representan en forma de heterogeneidad y 
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anisotropía en la formación. Aunque el almacenamiento sea controlado 
principalmente por la matriz, ningún yacimiento carbonatado naturalmente 
fracturado tiene un sistema de porosidad simple, por lo que este yacimiento posee 
un sistema de doble porosidad, el cual se podría asumir no tan complejo como el 
descrito en el yacimiento tipo B. Igualmente la densidad de fracturas es baja y por 
lo tanto la heterogeneidad del yacimiento C es menor comparado con los otros 
escenarios propuestos (tipo A y B). Este yacimiento se encuentra mojado por 
agua, como la mayoría de los yacimientos convencionales y presenta una 
distribución de fluidos más sencilla que los yacimientos tipo A y B pero no menos 
compleja que un sistema de porosidad intergranular como los que se encuentran 
en las arenas. Adicionalmente el agua de formación de este yacimiento tiene una 
salinidad baja de menos de 50,000 ppm de NaCl, la cual podría considerarse 
como “agua fresca” respecto a las salinidades que comúnmente se encuentran en 
los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. 

Este yacimiento tiene propiedades tan favorables, que la mayoría de los métodos 
de laboratorio presentados en el capítulo 3 se pueden utilizar sin riesgo a incurrir 
en errores de estimación. Sin embargo, estos métodos difieren entre sí por su 
costo de operación, criterio que se usa en este caso donde todos los casos se 
pueden aplicar. De acuerdo con esto, la combinación de métodos que pueden dar 
resultados confiables de estimación del Sor a menor costo posible sería las 
pruebas de desplazamiento por agua y pruebas de centrifuga en plugs 
recuperados por corazonamiento con esponjas. Esta selección se basa en que es 
más fácil y menos costoso inyectar agua que CO2 en las muestras, 
adicionalmente el corazonamiento a presión es más costoso que el 
corazonamiento con esponja. 

Igualmente, las pruebas de campo en general se ven favorecidas por las 
características de este yacimiento lo que permite tener varias posibilidades de 
combinación de métodos para estimar el Sor en campo. Sin embargo, existen 
algunos métodos que aun con estas propiedades favorables no son confiables 
debido a sus limitantes físicas, estos son los registros de resistividad los cuales 
presentan errores en la estimación del Sor cuando existen heterogeneidades 
significativas en la formación lo cual afecta directamente la estimación de esta 
propiedad mediante la ecuación de Archie. Como se mencionó en el capítulo 3 las 
herramientas de resonancia magnética nuclear representan una de los mejores 
métodos para estimar directamente el Sor independientemente de la litología y la 
salinidad del medio, por otro lado la combinación de técnicas LIL con registros 
especiales ayuda a mejorar la calidad de estimación de estos métodos ya que 
permite aplicar técnicas de interpretación especiales para corroborar las 
mediciones del registro. En este yacimiento se propone que la mejor combinación 
de métodos es el registro dieléctrico y el registro de resonancia magnética nuclear, 
este último alternado con al menos una etapa combinada de LIL. La combinación 
de estos tres métodos permitirá estimar el Sor en diferentes zonas de la formación 
y la técnica LIL permitirá estimar la eficiencia de desplazamiento que permite el 
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yacimiento. De igual forma una prueba paralela de SWCTT podría ser utilizada 
para estimar el Sor promedio del yacimiento para efectos de estudios de 
factibilidad económica en futuros procesos de recuperación mejorada, aunque 
esto está sujeto a los costos adicionales que se puedan manejar durante las 
operaciones en general. 

Aunque otros métodos podrían ser utilizados adicionales a la combinación aquí 
propuesta, esto supondría un sobre costo de la operación y no se tendría un valor 
agregado significativo a la estimación del Sor, así que se consideran innecesarios. 

La Tabla 8 presenta un resumen del anterior análisis. Allí se utilizan símbolos de 
aprobación o negación para determinar que herramienta o método se ve afectado  
positiva o negativamente (respectivamente) por cada propiedad exhibida por el 
yacimiento. 
 

Tabla 8. Screening métodos de estimación del Sor en yacimientos tipo C. 

Yacimiento tipo C 

 
Propiedad/ 

Método 
Tipo 4 

(Nelson) 

Salinidad, 
< 50,000 
ppm NaCl 

Mojado por 
agua 

Baja 
densidad 

de 
fractura 

doble 
porosidad 

L
a
b

o
ra

to
ri

o
 

PC      

SC      

WD      

CO2D      

CT      

P
ru

e
b

a
s
 d

e
 c

a
m

p
o

 RMN      

RCN      

RRE      

RRI      

RDM      

LILR      

LILCN      

LILRMN      

SWCTT      

Fuente: Autor. 
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5. IMPACTO ECONÓMICO DE LA SATURACIÓN DE ACEITE RESIDUAL EN 

EL PANORAMA GLOBAL: CASO DE ESTUDIO. 

 

Como se mencionó anteriormente, aproximadamente 1,019 MMMBO se 
encuentran en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados. Así mismo se 
mencionó que gran parte de estos recursos se encuentran repartidos en países 
que representan un poco más de la mitad de la producción mundial de aceite, 
como lo son los países de Norte América, Medio Oriente, Libia, Rusia, Kazajistán, 
entre otros. Sin embargo, como se ha mencionado a lo largo de este trabajo, la 
producción de aceite en los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados 
está regida principalmente por el aporte de aceite proveniente de las fracturas 
naturales, mas no de la matriz. De ahí a que la saturación de aceite residual cobre 
tanta importancia en el análisis de oportunidades de incrementar la producción y 
de drenar la mayor cantidad de aceite de este tipo de yacimientos. En este 
capítulo se muestran algunas cifras que sustentan el gran impacto que tiene la 
estimación correcta de una saturación residual de aceite en yacimientos 
carbonatados naturalmente fracturados y las oportunidades que esto representa 
en cuestiones de producción de aceite incremental. 

Sin duda alguna, la región del Medio Oriente y los países que allí se encuentran, 
lideran en concepto de reservas y producción de aceite a nivel mundial, esto en 
gran parte debido a la presencia de campos gigantes cuyos yacimientos están 
compuestos de carbonatos naturalmente fracturados. En las Tablas 9 y 10 se 
muestran los países del Medio Oriente que lideran en términos de reservas 
probadas de aceite y producción de aceite a nivel mundial. 

Tabla 9. Países del Medio Oriente con mayores reservas de aceite. 
País Reservas probadas de aceite, MMMBO % del total mundial 

Arabia Saudita 266.5 15.6 
Irán 158.4 9.3 
Iraq 153 9 

Kuwait 101.5 5.9 
Emiratos Árabes 

Unidos 
97.8 5.7 

Qatar 25.2 1.5 

Fuente: BP, 2017. 

Tabla 10. Países del Medio Oriente con mayor producción de aceite por día. 
País Producción de aceite, MBPD % del total mundial 

Arabia Saudita 12349 13.4 
Iraq 4465 4.8 
Irán 4600 5 

Emiratos Árabes 
Unidos 

4073 4.4 

Kuwait 3151 3.4 
Qatar 1899 2.1 

Fuente: BP, 2017. 
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Uno de los casos de estudio más importantes a nivel mundial en el estudio de la 
estimación del aceite residual es el yacimiento Arab-D en el campo Ghawar 
ubicado en Arabia Saudita. El campo Ghawar es el campo de petróleo más grande 
del mundo y es considerado como uno de los campos gigantes dispersos en todo 
el mundo. Fue descubierto en 1948 y alcanzó su pico de producción en 1981 con 
5.7 MMBOPD, actualmente produce aproximadamente 5 MMBOPD lo cual 
equivale a más de un 41% de la producción total de Arabia Saudita y por lo tanto 
más del 5% de la producción mundial. Las reservas probadas remanentes del 
campo Ghawar ascienden a 71 MMMBO lo cual equivale a más del 26% de las 
reservas de aceite de Arabia Saudita y un poco más del 4% de las reservas 
probadas de aceite a nivel mundial. Por esta razón, el campo Ghawar ha sido 
motivo de diversos estudios para estimar el aceite residual allí contenido ya que el 
potencial de recuperación adicional y producción incremental es 
considerablemente alto. 

Este campo está conformado principalmente por el yacimiento Arab-D, el cual se 
sub divide en 5 formaciones diferenciadas por sus estructuras de acumulación. El 
yacimiento consiste principalmente de carbonatos fracturados con sistemas de 
doble y hasta triple porosidad que llegan a valores de 19%, lo cual confiere la 
permeabilidad y el alto potencial de acumulación del yacimiento. Este yacimiento 
se caracteriza por sus intervalos dolomitizados, los cuales contribuyen al 
fracturamiento de la formación y están asociados a intervalos con altas 
permeabilidades (hasta 639 mD) y altas tasa de producción por intervalo (hasta 
500 BOPD por pie) (Sorkhabi, 2010). 

Algunos autores han publicado estudios donde se tiene como fin estimar el Sor en 
el yacimiento Arab-D (Pham & Al-Shahri, 2001; Verma et al, 1994) estos estudios 
permitieron recopilar datos de Sor estimado con algunos de los diferentes métodos 
mencionados en este trabajo. La Figura 47 muestra los valores promedio 
obtenidos de la recopilación realizada correspondiendo a cada método utilizado. 

Para efectos prácticos, en este capítulo se agrupará el corazonamiento a presión y 
tipo esponja como corazonamiento especial (CE) y por otro lado se tendrá el 
corazonamiento convencional (CC). Por otro lado los registros dieléctricos 
multifrecuencia se denominarán como RDM. 
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Figura 47. Sor estimado con métodos especiales en el yacimiento Arab-D. 

 

Fuente: Autor. 
 

 

Se puede observar que en algunos casos los valores de Sor varían más de un 
10% lo cual es inadmisible en este tipo de estimaciones, ya que pueden afectar la 
factibilidad de realizar un determinado proyecto de recuperación mejorada en el 
campo. 

Realizando cálculos volumétricos, se puede obtener la cantidad de aceite residual 
que se estima a partir de cada método en el yacimiento Arab-D. El factor de 
recuperación en el campo Ghawar se estima es de 65% (Laherrère, 1997), por lo 
cual es posible determinar la cantidad de aceite técnicamente recuperable a partir 
de la estimación de cada método. La Figura 48 muestra el resultado de estos 
cálculos. 
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Figura 48. Aceite residual total y técnicamente recuperable en Arab-D estimado 

con métodos especiales. 

 

Fuente: Autor. 
 

 

En la Figura 48 se muestra que las cantidades de aceite residual técnicamente 
recuperable estimada por diferentes métodos especiales es considerablemente 
alta, sin embargo la incertidumbre asociada a cada método de estimación implica 
un alto impacto económico en cuanto a barriles a producir se refiere. En algunos 
casos se observa que la diferencia de barriles de aceite técnicamente 
recuperables entre métodos de estimación puede llegar a cerca de 40 MMBO lo 
cual significaría en una diferencia de cerca de 2 MMMUSD de diferencia en 
activos representados por barriles recuperables (50 USD/BO como referencia). Lo 
anterior evidencia la gran importancia en la correcta estimación de la saturación de 
aceite residual en yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, donde 
incertidumbres mayores a un 10% podrían significar una perdida en activos de 
miles de millones de dólares. 
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6. CONCLUSIONES. 

 

El resultado de este trabajo de investigación permitió concluir los siguientes 

puntos: 

 Los yacimientos carbonatados naturalmente fracturados son sistemas 
petrolíferos altamente complejos los cuales exhiben un comportamiento 
estático y dinámico no convencional, representado por su sistema matriz-
fractura-fluido. 
 

 En yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, el almacenamiento y 
flujo de fluidos en el sistema poroso difieren a los que se pueden presentar en 
yacimientos homogéneos y estos están dominados principalmente por la 
intensidad de las fracturas, la heterogeneidad de la matriz y las fuerzas 
capilares que actúan sobre los mismos. 

 

 Es imprescindible el uso de técnicas especiales en la estimación del Sor en 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, como los registros de 
resonancia magnética nuclear, las técnicas LIL, las pruebas de laboratorio en 
plugs recuperados con esponja o a presión, entre otras. Esto debido a que las 
técnicas convencionales como los registros de resistividad y las pruebas de 
desplazamiento en plugs convencionales no consideran las variables 
directamente relacionadas con la heterogeneidad y naturaleza de este tipo de 
yacimientos. 

 

 Las propiedades críticas que tienen mayor influencia en la selección de los 
diferentes métodos especiales para estimar correctamente el Sor en 
yacimientos carbonatados naturalmente fracturados son la distribución de 
porosidad y permeabilidad en el sistema matriz-fractura, la salinidad del agua 
de formación, la mojabilidad de la roca y la densidad de fracturas. 

 

 En yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, la combinación de 
métodos de estimación del perfil de Sor que más se ajusta a las propiedades 
criticas de estos yacimientos son los registros dieléctricos multifrecuencia y los 
registros de resonancia magnética nuclear, ya que estos tienen en cuenta los 
parámetros texturales variables de la roca y permiten estimar el sor 
directamente a partir del índice de fluidos libre y la difusividad de los mismos 
en la formación, respectivamente.  

 

 En yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, la combinación de 
métodos de estimación del Sor promedio que más se ajusta a las propiedades 
criticas de estos yacimientos son las técnicas LILRMN y SWCTT, ya que estos 
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permiten evaluar la eficiencia de desplazamiento que permite la formación y 
extender la difusión de los fluidos en un mayor volumen del yacimiento. 

 

 

 Se comprobó que una mala estimación en el Sor en este tipo de yacimientos 
se puede traducir en posibles pérdidas de miles de millones de dólares en 
activos que no se estarían aprovechando correctamente. 
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