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Resumen. El objetivo del presente trabajo es contribuir en la caracterizacion estatica de
yacimientos, mediante la modelacién fractal en la estimacion de la distribucion espacial de las
propiedades petrofisica, intentando dar sentido fractal a los datos de registros de pozos, utilizando
como registros de entrada los rayos gama, porosidad total, densidad, resistividad. Los cuales al
ser analizados por las técnicas de rango escalado R/S (reescalamiento) se obtiene el exponente de
Hurst (H), a partir del cual se realizan interpolaciones fractales (método de adicion aleatoria

sucesiva) generando pseudopozos entre los pozos observados.

Para lograr dicha interpolacién se aplica el modelo de Archie al conjunto de Pseudopozos para
generar pseudo-secciones de propiedades petrofisicas, estimando la distribucién espacial de
dichas propiedades utilizando el programa geoestadistico SGemS. Del anélisis numérico de los
resultados, podemos identificar que la mayoria de los registros geofisicos conforman una serie en
tiempo y presentan comportamientos aleatorios o variaciones a corto y largo plazo, lo que nos
permite discriminar las curvas de dimensiones fractales "D". Y se corrobora que es una
herramienta, que de manera adicional contribuye a la caracterizacion estatica de yacimientos y

reduce la cantidad de pozos exploratorios para analisis completos.
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1. Introduccion

La Cuenca Oriental de Venezuela constituye la segunda cuenca petrolifera de América del Sur,
esta situada al centro-este de Venezuela, abarcando los estados Anzoategui, Monagas, Guarico y
Delta Amacuro (Reina, 2002). Ha sido subdividida operacionalmente en dos sub-cuencas: la de
Guérico y la de Maturin. Los campos petroliferos de esta cuenca comparten caracteristicas
estratigraficas y estructurales, siendo la Formacion Oficina la principal roca productora. En
donde se encuentra la Faja Petrolifera del Orinoco, que se subdivide en cuatros bloques: Boyaca,
Junin, Ayacucho y Carabobo. ElI campo de interés es Carabobo 2 perteneciente al Bloque
Carabobo el cuél se encuentra ubicado al este de la cuenca, limitado al sur por el rio Orinoco, al
este por la plataforma del Delta del rio Orinoco y al oeste por el lineamiento de El Badl. (Yoris &
Ostos, 1997). (Figura 1)
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Figura. 1 Cuencas Petroliferas de Venezuela, basada en la distribucidn de sus Provincias Sedimentarias (Modificado
de Pérez de Mejia et. Al., 1980). L.E.B. = Lineamiento de El Baul, Limites de la Cuenca de Oriente (Tomado del
WEC 1997)

El Blogue de Carabobo se extiende desde el sureste del estado Anzoategui y ocupa toda la parte
sur del estado Monagas y un sector del occidente del estado Delta Amacuro. Tiene una superficie

total de 2.311 km2. El Blogue Carabobo 2, objeto de estudio en este trabajo, se ubica en el centro



del bloque, ocupando una superficie total de aproximadamente 1.200 km?, Figura 2 y 3 (tomado
de Calvo, 2008).
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Figura 2: Mapa geolodgico de Venezuela (ubicacion del Blogque Carabobo en la Cuenca Oriental). Tomado de Calvo,
2008).

Presentando rocas que abarcan edades desde el Precambrico al reciente, las mismas fueron
afectadas por distintos periodos de tectonismo de caracter regional. Partiendo de trabajos previos
en el Blogue Carabobo (Cerro Negro) en 1997, en donde se establecieron evaluaciones del
Bloque, con un posterior plan de perforacién de pozos para 1999 y se procedio a aplicar nuevas
técnicas de extraccion de crudos con el fin de extraer las reservas de petrdleo pesado y

extrapesado del area.

No obstante, las actividades al este de la Faja Petrolifera del Orinoco no han sido desarrolladas
completamente a pesar de que el campo Carabobo de la faja cuenta con un potencial de
produccion total de 1,2 millones de barriles diarios de crudo y unos 25.500 millones de barriles
de reservas recuperables, segun el Ministerio del Poder Popular para la Energia y Petrdleo en el
afio 2010. Por lo cual se realizardn analisis de la Formacion Oficina mediante métodos fractales
con el fin de observar la potencialidad productiva de dicha formacion en el campo Carabobo 2, a
través de la integracidn de informacion petrofisica existente, con el fin de caracterizar los fluidos

de yacimientos con mayor exactitud y a menor costo.



Por lo que se plantea construir un modelo de iso-propiedades petrofisicas para la Formacién
Oficina en el &rea de estudio basado en la interpretacion de pozos. Partiendo de esta premisa se
elaboraran mapas de propiedades petrofisicas, se estimara la distribucion espacial de las mismas a
partir de modelos fractales, con base en la informacion obtenida de los registros de pozos; y se
identificara las posibles zonas con presencia de hidrocarburos, los cuales se generaran mediante
la interpolacion por modelacion fractal pseudopozos entre pozos observados a partir de los

registros geofisicos GR, Nphi, Rt.

El alcance esperado para este trabajo es generar un modelo volumétrico de propiedades
petrofisicas de yacimientos de la Formacion Oficina a partir de la generacion de pseudopozos con
métodos fractales para observar las posibles zonas de acumulacién de hidrocarburos y comparar
con los resultados convencionales de caracterizacion de fluidos de yacimientos, para poder
determinar la confiabilidad del método y crear un producto que sea de utilidad para futuros planes

de exploracion.

Los trabajos previos que sirvieron de apoyo para la elaboracion de este proyecto fueron el de
Fiorillo (1983), en donde realiza una evaluacion exploratoria de la Faja Petrolifera del Orinoco,
con la finalidad de definir el volumen, distribucion y calidad de los recursos, seleccion de las
areas mas prospectivas, ejecucion de proyectos pilotos de produccion y desarrollo y hacer un
estudio de planificacién de desarrollo. Interpreté ambientes fluviales de corrientes entrelazadas, y
describié al campo Carabobo como una cuenca alargada en sentido este-oeste, angosto y con
caracteristicas estructurales de cuencas intracratonicas, en la cual los periodos de mayor
subsidencia y que contribuyeron definitivamente a su configuracion actual, se desarrollaron

durante el periodo Terciario. Siendo un apoyo en la descripcion estratigrafica del campo.

Crespo (2008) realizé un modelo sedimentoldgico-estratigrafico del bloque Carabobo 2 donde
valido informacion sedimentolOgico-estratigrafica existente y definio la arquitectura del
yacimiento asociado al Blogue Carabobo 2, en donde establecid caracteristicas sedimentolégico-
estratigrafica del yacimiento y determind heterogeneidad del area. Siendo también un apoyo en
la descripcion estructural del campo. Y el trabajo de Mederos (2014) en donde realizé un estudio

integrado para la identificacion de prospectos en el Blogue Carabobo 1 y 2, en donde se
3



identificaron mediante registros de pozos la caracterizacion de fluidos de yacimientos por
métodos convencionales. Dicho trabajo nos sirve como base en la comparacion con el método

fractal para verificar la idoneidad del método.

2. Marco Geoldgico

2.1. Generalidades

Segin GONZALEZ DE JUANA et. al., 1980 la Cuenca Oriental de VVenezuela es una depresion
estructural ubicada en la regién centro-este del pais, entre las coordenadas 8° y 11° de latitud
norte, y 61° y 66° de longitud oeste, comprende los estados Guarico, Anzoategui y Monagas, asi
como la extension meridional del estado Sucre y el Territorio Federal Delta Amacuro,

prolongandose mar adentro hacia la Plataforma Deltana y el sur de Trinidad.

Esta limitada al norte por el Cinturén Mdvil de la Serrania del Interior Central y Oriental, al sur
por el borde septentrional de las rocas precambricas del Craton de Guayana, al este se prolonga

hasta la Plataforma Deltana y al oeste la limita el levantamiento de EI Baul.

Topograficamente se caracteriza por extensas llanuras y una zona de mesas en Anzoategui y
Monagas, que en conjunto abarcan unos 164.000 km? de superficie, lo cual la hace la cuenca de
mayor extension superficial. La cuenca actual es asimétrica, con el flanco sur ligeramente
inclinado hacia el norte y un flanco norte mas tectonizado y con mayores buzamientos, conectado
a la zona plegada y fallada que constituye el flanco meridional de las cordilleras que limitan la

cuenca hacia el norte.

Toda la cuenca se inclina hacia el este, de manera que su parte mas profunda se encuentra al
noreste, hacia Trinidad, donde se estima que pudieron acumularse unos 40.000 pies de
sedimentos. Basandose en sus caracteristicas sedimentoldgicas, tectdnicas y estratigraficas se
subdivide en tres subcuencas, a saber: Subcuenca de Guérico, Subcuenca de Maturin y

Subcuenca de Paria.
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2.2. Evolucién tectono-estratigrafica de la Cuenca Oriental de Venezuela.

La evolucién geodindmica de la Cuenca Oriental de Venezuela se presenta en cuatro episodios

mayores, segun Parnaud et al. (1999), los cuales se describen resumidamente en la tabla 1 y se
pueden observar en la figura 5.



Tabla 2. Evolucién geodindmica de la cuenca oriental de Venezuela (Tomado de Teixeira 2016).

ETAPA DESCRIPCION

Tuvo origen durante el Paleozoico y se identifico por medio de
estudios sismicos. Estd caracterizada por las formaciones de Hato
Pre-Rift Viejo y Carrizal, las cuales fueron depositadas en ambientes marinos
costeros a neriticos. Compuestas por arena de grano fino e

intercalaciones con conglomerado.

Se desarroll6 durante el Jurasico Tardio y el Cretaceo Temprano. Se
dio la separacion de norte américa del Gondwana credndose un
sistema de extension en el piso oceénico, afectando el margen norte
Rift de la placa suramericana. Se encuentra representada por capas rojas,
mantos de basalto y una transgresion donde se sedimentd la
Formacion Barranquin y hacia el sur la Formacion Canoa de

ambiente continental.

Se desarrolla entre el Cretacico Tardio y el Oligoceno. Una vez
finalizada la etapa de extension ocurre la colisidn del arco de islas de
las Antillas Mayores con la placa suramericana. Esta etapa se
encuentra representada por tres fases transgresivas que se
desarrollaron de norte a sur y culminan durante el Turoniense,
Paleoceno Temprano y el Oligoceno respectivamente. La primera
Margen Pasivo | inicia con la depositacion de la Formacién Barranquin. En la parte
sur de la cuenca, la Formacion Tigre indica el maximo avance de la
transgresion. La segunda transgresion se desarroll6 después a la
regresion del Maastrichiense y estd representada por la Formacién
San Juan. La dltima transgresion estd representada por la
depositacion de la Formacion Merecure, caracteristicas de un

ambiente continental hacia la parte sur de la cuenca.

Ocurre durante el Mioceno Temprano hasta el Reciente. EI margen

pasivo se transforma en un frente de corrimientos y en una cuenca




antepais; esto se debe al choque oblicuo de la placa Caribe con la
placa suramericana. Durante esta etapa la placa del Caribe fue
Colision Oblicua | migrando hacia el este y se desarroll6 un cintur6n orogénico que
vendria siendo la Serrania del Interior que fue plegada y fallada por
movimientos compresivos de norte a sur. La cuenca al ser asimétrica
fue acumulando su mayor volumen de sedimentos hacia el norte,
ajustandose a un modelo con ambientes a fluvio deltaicos,
extensiones pantanosas y cortas invasiones marinas que en el flanco

sur de la cuenca.
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2.3.  Estratigrafia regional

La columna estratigrafica de la cuenca oriental de Venezuela comienza desde el basamento
igneo-metamorfico del complejo basal de Guayana de edad Precambrica, luego se fueron
depositando los sedimentos de la Formacion Hato Viejo de Edad Paleozoico Medio estando en
contacto discordante con el basamento. Seguidamente el grupo Temblador de edad Cretéacica
conformado por las formaciones Tigre y Canoa en contacto discordante en la base con la
Formacion Carrizal y en el tope con la Formacion Merecure del Oligoceno, la cual se encuentra
en contacto transicional con la Formacion Oficina de edad Mioceno Inferior a Medio con sus
cuatro miembros; Morichal, Yabo, Jobo Y Pilon. Posteriormente pasa de forma transicional a la
Formacion Freites de edad Mioceno Superior y por altimo las Formaciones Piedra y Mesa

pertenecientes a la edad Plioceno.
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2.4. Estratigrafia local

Basamento (Complejo igneo-metamorfico Precambrico)
El basamento en el area esta compuesto por granitos, gneises, anfibolitas y esquistos, de origen
igneo-metamorfico y forma parte del Complejo de Imataca de edad Precambrica. Se caracteriza
por presentar un relieve accidentado y fallado, lo que ocasiona desajustes en la compactacion de
los sedimentos reflejadndose como altos y bajos estructurales en los diferentes mapas (Fiorillo,
1983).

Cercano al area de estudio, se encuentra la zona de Uverito en donde se ha comprobado un alto
en el basamento que ocasiona una diferencia de sedimentacion al este y oeste del mismo. La cual
las arenas de la Formacion Oficina desaparecen practicamente al este de la zona de Uverito

localizado en el noreste del Bloque Carabobo.

Formacion Oficina (Mioceno Temprano — Medio)
La formacion Oficina abarca el subsuelo de los estados Anzoategui y Monagas. Hedberg (1947)
la describe como una alternancia de lutitas grises, intercaladas e interestratificadas con areniscas
y limolitas de color claro y grano fino a grueso. Componentes en menor proporcion, pero
importantes son las capas delgadas de lignitos y lutitas ligniticas, arcilitas verde y gris claro, con
esférulas de siderita, areniscas sideriticoglauconiticas y calizas delgadas con estructuras cono en

cono.

El espesor de la Formacion Oficina varia de 2000 a 4000 (Hedberg, 1947) y de acuerdo a
Gonzélez de Juana et al. (1980), aumenta desde los bordes de la cuenca hacia su eje de la
siguiente manera: 220 a 275 m de espesor en el area de Temblador, 600 m a mas de 1400 m en el
area mayor de Oficina, mas de 2000 m en Anaco y unos 1000 m en Anzoategui nororiental. En
general, las areniscas se hacen mas abundantes, de mayor espesor y de grano mas grueso hacia la
base de la formacion. (Hedberg, 1947).



Gonzélez de Juana (1980), consideran que la Formacion Oficina se sedimenté en un inmenso
complejo fluvio-deltaico, donde son comunes las arenas lenticulares y de relleno de canales de
rios. Esta Formacion ha sido dividida en cuatro miembros informales: Miembro Morichal,
Miembro Yabo, Miembro Jobo y Miembro Pilon siendo denominados del mas viejo al mas joven

respectivamente.

La Formacion Oficina tiene mucha importancia a nivel de produccion ya que sus arenas
constituyen los principales yacimientos petroliferos en la mayoria de los campos de la cuenca
oriental del Orinoco. Las lutitas de esta formacion son consideradas por varios autores, como

posible roca generadora de hidrocarburos.

Miembro Morichal (Formacién Oficina) (Mioceno Medio)
Representa la parte inferior de la Formacion Oficina y est4 caracterizado por areniscas masivas,
de caracter progradante y la intercalacion de lutitas y areniscas de caracter transgresivo, las
arenas son, mayoritariamente masivas donde se almacenan los mayores volimenes de
hidrocarburos del area, cuarzosas de color marrén, con escogimiento de regular a malo lo que

sugiere un ambiente fluvio-deltaico.

La zona mas prospectiva del Miembro Morichal esta localizada en el sector centro-este donde
presenta un espesor promedio de 225 pies de ANP. En este miembro se ha detectado un contacto
petroleo/agua en la primera linea de pozos perforados al norte, en los limites con los campos
Morichal y Jobo (Santos, 1987).

El miembro Morichal se encuentra dividida por las unidades del Morichal Inferior representada
por arenas transgresivas en contacto discordante con el basamento, el Morichal Medio
caracterizado por arenas de canales dominado por mareas y el Morichal Superior representados

por arenas fluvio deltaicas transgresivas.
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Miembro Yabo (Formacién Oficina) (Mioceno Medio)
Este Miembro separa los miembros Morichal y Jobo y representa una secuencia de lutitas
transgresivas gris verdosas con intercalaciones de limolitas y areniscas de grano fino, calcareas y

fosiliferas.

El Miembro informal Yabo comienza aparecer en los campos del Norte, especificamente en el
area de Cerro Negro donde posee una buena correlacion hasta la parte central y hacia el sur va
perdiendo su caracter lutitico y comienzan a ser lentes de arenas, que en algunos casos contienen
petroleo, pero debido a su poco espesor (5 pies) no se consideran Optimos para la produccion de
hidrocarburos. EI miembro informal Yabo, no se puede identificar hacia el Sur, y al Este

desaparece al acufiarse contra el Alto de Uverito (Fiorillo, 1983).

Miembro Jobo (Formacion Oficina) (Mioceno Medio)
Son arenas con espesor promedio de 75 pies, que poseen un mayor desarrollo al Noreste siendo
menos espesas al Oeste. Se conocia anteriormente como Grupo | en los campos del Norte, donde
es buen productor de petréleo de 14° API (Fiorillo, 1983). Este miembro al igual que el miembro
informal Morichal se acufia contra el basamento al Sur y hacia el Este contra el Alto de Uverito
(Fiorillo, 1983).

Miembro Pilén (Formacién Oficina) (Mioceno Medio)
El Miembro informal Pil6n se encuentra en la parte superior de la Formacion Oficina y esta
representada por lutitas transgresivas en los campos del Norte, pero al Sur pierden su identidad al
desarrollarse facies arendceas que contienen petroleo y llegan a confundirse con las arenas
basales de la Formacién Freites. Lo mismo sucede hacia el Oeste del area donde se profundiza la
cuenca y se desarrollan gruesos paquetes de arena de hasta 190 pies de espesor que contienen
agua (Fiorillo, 1983).

Los mayores espesores de ANP se encuentran hacia el Este del area donde alcanza un espesor
maximo de 104 pies. Las pruebas realizadas en el Miembro Pil6n han confirmado la existencia de

petréleo y un alto contenido de agua. (Fiorillo, 1983).
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Formacion Freites (Mioceno Tardio)
Se presenta en el subsuelo del estado Anzoategui, especificamente en el flanco sur de la cuenca.
Su espesor varia de 825 a 3000 pies y esta representada por una gruesa seccion de lutitas al norte,
que en Carabobo va siendo reemplazada por cuerpos de arenas que aumentan al sur, en esta area,

la formacion reduce su espesor desde 550 m en el norte a 73 m en el sur.

La formacion se vuelve més arenosa en cuanto mas se adelgaza en el area Carabobo de la Faja
Petrolifera del Orinoco. Las variaciones verticales en el contenido de arcilla, latita, limo y siderita
permiten una excelente correlacién, sobre la mayor parte del flanco sur de la cuenca, por

variaciones en la curva de resistividad amplificada de los perfiles eléctricos (Fiorillo, 1983).

Las lutitas y arcillas de la unidad constituyen el sello principal de los reservorios petroliferos de
la Formacion Oficina en el area Mayor de Oficina, y contienen, en la parte inferior, arenas
productoras de hidrocarburos en algunos campos de la parte media y sur de esa area. Representa
el maximo de la segunda transgresion mayor del Mioceno. En el area Carabobo, segun la fauna

de moluscos el ambiente es de tipo transgresivo marino costero (Fiorillo, 1983).

Formacion las Piedras y Mesa (Plioceno-Pleistoceno)
Se ha tomado estas formaciones como una unidad debido a la dificultad que presenta su
diferenciacion en el area de Carabobo. La litologia es homogénea y consiste principalmente de
grandes “paquetes” de arena de grano grueso y gravas con aumento ferruginoso, en menos
cantidades carbonosas; estas formaciones contienen grandes cantidades de agua dulce para el uso
doméstico, para la perforacion de pozos, produccion de vapor, desalinizacién de crudo, etc.
(Fiorillo, 1983).

2.5. Geologia Estructural Regional

El marco regional de la Faja Petrolifera del Orinoco corresponde al acufiamiento sur de los
sedimentos terciarios de la Cuenca Oriental venezolana, por encima del basamento igneo-
metamorfico del Craton guayanés localizado al sur del rio Orinoco. En la parte méas septentrional

de la Faja, hacia los sectores de Carabobo y Ayacucho, los sedimentos terciarios se encuentran
12



suprayaciendo discordantemente a una franja de poco espesor de sedimentos cretdcicos que a su
vez se adelgazan hasta llegar a desaparecer al sur (Fiorillo, 1983).

Variando notablemente hacia el oeste de la Faja (Boyaca-Junin), donde la secuencia terciaria
suprayace sobre un intervalo de mayor espesor de sedimentos cretacicos, paleozoicos y jurasicos.
Estas dos Gltimas secuencias se localizan en una depresion profunda de rumbo regional E-N-E, la
cual se halla limitada en sus flancos y alterada en su parte central por importantes sistemas de

fallas de gran longitud, orientadas aproximadamente en direccion este-noreste (figura 7).
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Figura 8. Rasgos estructurales de la cuenca oriental de Venezuela (Tomado de Chramcow, 2008).

Desde el punto de vista estructural y tectonico, se destacan dos provincias en la Faja Petrolifera
del Orinoco, separadas por el sistema de fallas de Hato Viejo. En la provincia oriental (Carabobo
y Ayacucho) los sedimentos terciarios se encuentran descansando sobre el basamento igneo-
metamorfico, excepto para una estrecha franja al norte donde la secuencia cretécica se intercala
discordantemente entre el Terciario y el Precambrico. En la provincia occidental (Junin-Boyaca),
los sedimentos terciarios suprayacen predominantemente a depdsitos cretacicos, paleozoicos y
precambricos, estando estas dos Ultimas secuencias preservadas en profundas depresiones

estructurales.
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Dentro del Bloque Carabobo el patron estructural es el mismo que el resto de la Cuenca Oriental
de Venezuela, especificamente en la parte sur de la misma. La estructura esta definida por un
homoclinal de rumbo aproximado noreste-suroeste donde el buzamiento es muy suave y oscila
entre 2 y 4 grados promedio. La misma estd cortada por fallas normales principales de rumbo
aproximado este-oeste. Estas fallas representan un importante factor de entrampamiento dentro
del area de estudio, sumado al factor estratigrafico asociado a cambios laterales de facies. Esto
lleva a concluir que las trampas existentes son de tipo estructural-estratigrafico, donde el
componente estratigrafico es el de mayor importancia, (Fiorillo, 1983). En las figuras 8 y 9 se
observan cortes estructurales en el Blogue Carabobo, donde se define que la estructura se levanta
hacia el sur.
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Figura 8. Corte Estructural del Bloque Carabobo (A) (Tomado de Crespo, 2008)
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2.6. Ambientes sedimentarios de la Formacién Oficina

Walker (1992), define ambiente depositacional como el area geografica y/o geomorfol6gico que
posee un conjunto de condiciones fisicas, quimicas y ecologicas, bajo las cuales ocurre la
depositacion de un sedimento. EI ambiente determina en gran parte, la naturaleza y propiedades

del sedimento depositado.

- Ambientes Sedimentarios en Miembro Informal Morichal.

La Formacion Oficina en el area de Carabobo fue depositada durante el segundo de los tres ciclos
de sedimentacidn transgresivos-regresivos que identifican estratigraficamente a la Faja Petrolifera

del Orinoco.

El contexto de trabajos previos donde se sostienen interpretaciones macro ambientales
enmarcados dentro de un complejo depositacional fluvio-deltaico para la Formacion Oficina, la
secuencia depositacional del miembro informal Morichal se interpreta dentro de un ambiente

depositacional deltaico, con procesos principalmente de dominio fluvial.
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Para este estudio y de acuerdo a las observaciones realizadas mediante las correlaciones
estratigraficas y las diagrafias de los registros de los pozos, se considerard una direccion

preferencial de los cuerpos que van en sentido SE-NO (Crespo, 2008).

Pemberton (1992) refiere que los ambientes transicionales, de aguas salobres (ambientes marino-
marginales, incluyendo las zonas intermareales y ambientes deltaicos), se caracterizan por
significativas fluctuaciones en las condiciones ambientales, lo que resulta en condiciones
desfavorables para numerosos organismos. La bioturbacion para este tipo de ambientes esta
caracterizada por poca diversidad, bioturbacion tipicamente encontrada en ambientes marinos,
estructuras construidas por organismos tropicales generalistas y comUnmente dominada por
icnogéneros simples. En un sistema o complejo depositacional deltaico (figura 12) se pueden
distinguir dos grandes ambientes depositacionales y sub-ambientes o depoésitos deltaicos
intimamente relacionados como son, el plano deltaico, el frente deltaico y el prodelta. EI plano
deltaico esté caracterizado por los depdsitos de canales distributarios, abanicos de rotura, barras
intracanales y bahias interdistributarias. El frente deltaico viene representado por barras de
desembocadura, limos y lutitas del frente deltaico, y el prodelta con depositos de lutitas del
prodelta. Al revisar los procesos que se desarrollan en un sistema deltaico moderno, se distinguen
tres procesos basicos que determinan la geometria del delta y la distribucion de las facies
sedimentarias, Galloway (1975) (tomado de Gonzalez de Juana), basandose en los procesos de
aporte de sedimentos, energia de las olas, energia de las mareas y de la intensidad de estos
procesos plantean una clasificacion morfoldgica y estratigréfica, de los sistemas deltaicos, donde
se distinguen tres tipos principales de deltas:

Deltas dominados fluvialmente: donde la tasa y volumen de sedimentos aportados exceden la

capacidad de la cuenca para retrabajar y modificar sustancialmente el margen activo del delta.
Deltas dominados por olas: donde el sistema deltaico es dominado por olas y la mayoria de los

sedimentos depositados en la boca de los distributarios es retrabajado y redistribuido a lo largo

del frente deltaico por las corrientes costeras.
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Deltas dominados por mareas: los cuales a medida que el rango de la marea se incrementa, las
corrientes de marea se intensifican, modificando la geometria de la desembocadura de los
canales distributarios y redistribuyendo los sedimentos aportados, el acarreo de los
sedimentos. Esto ocurre principalmente en direccion de la pendiente (perpendicular a la linea
de costa), fuera de la boca del canal y sobre un extenso prodelta de aguas poco profundas
construido por la mezcla rapida y la decantacion de sedimentos en suspension. Las barras de

desembocadura son retrabajadas como una serie de barras elongadas.
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Figura 10. Principales sub-ambientes de los ambientes transicionales deltaicos (tomado de http:
/lcniesrc.files.wordpress.com/, 2010)

- Descripcion de los Yacimientos Morichal Inferior, Medio y Superior de estudios previos.

Yacimiento Morichal Inferior: Desde la base del ndcleo, se describe el yacimiento Morichal
inferior con un espesor de 120 pies, compuesta por tres “paquetes” de areniscas de grano fino,
muy impregnadas, separadas por pequefios “cuellos” limosos bioturbados, culminando el evento
con una lutita de color gris claro finamente laminadas y carbonosas hacia el tope, con raras
bioturbaciones sin diferenciar. Esta ultima lutita es limite del yacimiento suprayacente o Morichal
medio, considerandose el primer pulso retrogradante del miembro informal Morichal. En la base
de esta unidad, se presenta una lutita compacta gris oscuro, micacea, en contacto abrupto con la
primera arenisca. Este miembro se trata como una sola unidad sedimentaria, y pudiera

interpretarse enmarcada dentro de un ambiente de complejo deltaico, especificamente de
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areniscas presentes en zonas de canales distributarios con dominio de influencia fluvial, y con

bahias interdistributarias hacia el tope de cada espesor arenoso.

Yacimiento Morichal Medio: EI yacimiento Morichal medio subiendo en seccion, se observa de
menor espesor en nucleo con 113 pies, segln lo descrito por PDVSA se observan arenisca de
grano muy fino, muy impregnada, hacia el tope con raras bioturbaciones, el contacto inferior es
abrupto con una lutita con laminacion paralela. Hacia el tope se tiene una lutita gris oscuro con
laminacion paralela, con moderada bioturbacion, que supone el limite con el siguiente
yacimiento, Morichal superior, también la segunda FS2 interpretada como el siguiente ciclo
sedimentario. Segun datos de pardmetros petrofisicos presenta mas arcillosidad que la unidad
inferior, pero puede considerarse una sola unidad de flujo, luego también como una unidad
sedimentaria. Como electrofacies se presenta hacia la base un pequefio intervalo granocreciente
en contacto con uno mayor granodecreciente, lo que puede ser interpretado como un canal sobre

impuesto a barras de desembocadura de frente deltaico.

Yacimiento Morichal Superior: se presenta con un espesor de 227 pies en nucleo descrito por
PDVSA, su expresion es mucho mas heterogénea en contraste con los dos yacimientos inferiores,
y a su vez, se pueden identificar tres unidades sedimentarias que pueden ser separadas entre si,

porque poseen sellos lutiticos de extension en todo el campo:

Unidad sedimentaria 1 en su primera unidad de bases a tope, la expresion son tres pequefias
areniscas de grano fino, impregnadas, separadas por lutitas carbonosas bioturbadas. Se infieren
para estas tres secuencias granodecrecientes hacia el tope, asociado a depoésitos de barras,

especificamente de barras de desembocadura presentes en el frente deltaico.

Unidad sedimentaria 2: la segunda unidad subiendo en seccion, no se tiene expresion en nucleo
ya que no se recuperé muestra de roca, se tienen lutitas supra e infrayacentes de color gris oscuro
bioturbadas y carbonosas, en la base un pequefio intervalo de arenisca. Su registro o perfil de
pozos muestra, una secuencia granodecreciente hacia el tope, que se interpreta 0 supone,
represente posiblemente un canal distributario con su terminacion en una bahia interdistributaria
hacia el tope.
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Unidad sedimentaria 3: en la ultima unidad se tiene una arenisca de grano medio a fino bien
impregnada, separada por lutitas suprayacente de color gris oscuro a verdoso, carbonosa

bioturbada e infrayacentes de color gris oscuro carbonosa y bioturbada.

3. Marco Tedrico

3.1. Introduccidén

La geoestadistica esta intimamente relacionada a fendmenos naturales que presentan estructuras
complejas y a su vez estan ligadas a distintas variables distribuidas en el espacio. Para analizar
estas variables se utilizan diversos procedimientos de estimacion y/o simulacion estadistica. Estos

procedimientos permiten la descripcion o caracterizacion de eventos.

Los fractales son estructuras semigeometricas fragmentadas que presentan una semejanza de si
mismos, pero a distintas escalas; es decir, de las estructuras macro a las estructuras micro, por lo
que presentan autosemejanza. En la actualidad se aplican los conceptos de geometria fractal y
geoestadistica en la estimacion de la distribucion espacial de las propiedades petrofisicas en la
caracterizacion de yacimientos. Principalmente mediante la aplicacion de modelado fractal y
técnicas geoestadisticas para la caracterizacion de fluidos de en la caracterizacion de yacimientos
estaticos. A continuacion, se expondran de manera resumida los aspectos mas importantes de la

geometria fractal y geoestadistica que se relacionan con la elaboracion de este trabajo.

3.2. Geoestadistica

La Geoestadistica es la aplicacion de la teoria de funciones aleatorias para el reconocimiento y
estimacion de fenomenos naturales (Journel y Huijbregts, 1978), o directamente es el estudio de
la distribucion de variables aleatorias espaciales (Chauvet, 1994). Las mismas al ser aleatorias
presentan las caracteristicas fundamentales como lo son valores dentro de rangos determinados,
donde ese valor ocupa una posicién en el espacio (Matheron, 1970). La aplicacion de

geoestadistica describe continuidad espacial de cualquier fendmeno natural.
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Una variable regionalizada puede ser presentada en funcidon Z(x), tomando distintos valores en
cada punto, en una, dos y tres dimensiones segun sea el caso a estudiar. Por lo tanto, la
geoestadistica esta asociada a un conjunto de técnicas, que permiten analizar y predecir valores
de las variables distribuidas en el espacio. Para cumplir estos supuestos en correlacion entre los

pardmetros y el estudio de semejanza correlacion es conocido como "Variograma".

Variograma

Es una herramienta que permite analizar el comportamiento espacial de una propiedad o variable
sobre una zona. Ella se relaciona con una direccion y la distancia (h), y permite detectar
direcciones de anisotropia, zonas de influencia y su extension (correlacion espacial) y la

variabilidad con la distancia.

El célculo a realizar para la obtencion de un variograma experimental se efectua para el nimero
de pares del conjunto de datos como se muestra en los pasos a continuacion:

Identificar los posibles pares del conjunto de muestras en un intervalo inicial de 100 m, en donde
(figura 11).

Figura 11. Identificacion de pares intervalo 100 m. (tomado de Belmares 2011)

Calculandose:

y(100) = [(44 — 44)2 + (44 — 40)% + (40 — 42)2 + (42 — 40)% + (40 — 39)2
+(39—37)24 (37— 36)2 + (36 — 44)% + (44 — 44)? + (44 — 40)2
+ (40 — 42)2 + (42 — 40)% + (40 — 39)% + (39 — 37)% + (37 — 36)?]
=+ (2 % 15)

Obteniéndose:
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y(100) = 4.13

Continuando el proceso para 200, 300, 400 y 500 metros obtenemos respectivamente lo

siguiente:

y(200) = 7.39

¥(300) = 8.23
¥(400) = 10.75
¥(500) = 11.00

Siendo el variograma experimental
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Figura 12. Variograma experimental (tomado de Belmares 2011)

Reconociendo que el nimero de pares va a ir disminuyendo con la distancia cuando los multiplos
de los intervalos de muestreo son considerados, lo que se muestra en la figura 13. Observandose
que al considerar 3 intervalos 0 mas de muestreo como valores de h, el nimero de pares equivale
al nimero total de puntos muestreados al intervalo original menos el factor del intervalo de

muestreo que determina h.
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Figura 13. Distintos intervalos de muestreo para el VVariograma experimental (tomado de Belmares 2011)

A continuacion, en la figura 14 se representa la gréfica de un variograma tipico incluyendo sus
parametros caracteristicos (pepita (nugget), meseta (sill) y rango (range)

y(h)

F
hd

Meseta/

A d

Pepita/

Distancia/ h

Figura 14. Representacion grafica del Variograma (tomado de Belmares 2011)

Efecto Nugget o pepita (Co): Es la ordenada en el origen, asociada con la ausencia de correlacion

entre los datos de la variable, sin importar la distancia que los separe.
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Rango (R): Es la distancia a la cual el variograma se estabiliza y las muestras estan
correlacionadas espacialmente. Donde la zona de influencia de la muestra disminuye con el

incremento con la distancia.

Meseta (Meseta = Co + C): Es el valor alcanzado por el variograma en el rango. El valor inicial

de la meseta de un variograma coincide con el valor de la varianza y es la zona donde los datos

son independientes entre si, no muestran correlacion.

El variograma se define por la siguiente expresion:

. N(h)
s (h :—'Z Z(x; + h) — Z(x)]?
i=1
Donde:
N: nimero de pares considerados.
h: intervalo de separacion entre pares posibles de muestras.
Z (xi): Localizacion y valor de la i-ésima muestra

Existen varios modelos bésicos del variograma, que permiten estimar los parametros

caracteristicos asociados con un variograma experimental, los cuales son:

- Variograma Esférico: es un modelo que se caracteriza porque alcanza la meseta (Sill) para una

distancia finita. Es indicativo de fendbmenos continuos, aunque no derivables y la ecuacion que lo

define es:
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(h) = Co+ C 3h 1h3 he [0,R]

V=50 T8 oR 2R E

Donde Co es la pepita, C es la varianza estructural, h es la distancia y R es el rango. Este modelo
representa una tendencia creciente curvilinea hasta que llega a la meseta para tomar una

tendencia lineal. El modelo esférico alcanza el valor en la meseta, en la distancia R. (figura 15).

y(h)

Meseta

Rango (R)

Figura 15. Gréfico del Modelo Esférico (tomado de Belmares 2011)

- Variograma Exponencial:

y(h)=Cy +C [1 — exp (—%h)]h € [0,R]

Los pardmetros Co y h son los mismos que en el caso de los variogramas esféricos. Este modelo
tiende a alcanzar el valor de la meseta asintoticamente (figura 16). EI Rango (R) es definido

como la distancia a la cual el valor del variograma alcanza el 95 % de la meseta.
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y(h)

Figura 16. Gréfico del Modelo Exponencial (tomado de Belmares 2011)

- Variograma Gaussiano:

vih)=Cy+C

Meseta

Rango (R)

1 —exp (—2_—2)] ,he[0,R]

Los pardmetros Co y h son los mismos que en los casos anteriores. Y al igual que el modelo

exponencial tiende a alcanzar el valor de la meseta asintéticamente (figura 17)

y(h)

Co

Figura 17. Grafico del Modelo Gaussiano (tomado de Belmares 2011)

Rango (R)
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Se referenciaron los variogramas ya que son el aspecto geoestadistico aplicado en este trabajo,
debido a que la estimacion de los parametros de los variogramas experimentales obtenidos de los
parametros de los registros petrofisicos de los pozos y pseudopozos estimados por modelado

fractal provienen de los variogramas.

3.3. Geometria fractal

La geometria euclidiana, la trigonometria y el calculo son las herramientas que generalmente se
usan para modelar los fendbmenos naturales. Los modelos son descritos en términos de puntos,
lineas rectas, circulos, parabolas y otras curvas simples. De esta forma los puntos de dimension
cero, las lineas y curvas unidimensionales, las figuras planas bidimensionales como el cuadrado y
el circulo, y los cuerpos tridimensionales como los cubos y las esferas nos hacen ver al mundo

como hasta ahora lo entendemos (Turcotte, 1997).

Sin embargo, las ideas simples de recta y plano, o de otras figuras elementales de la geometria
tradicional, no describen algunos de los fendmenos naturales estudiados en detalle, o los
considera muy complejos. Es por esto que actualmente se considera una nueva geometria,

llamada Geometria Fractal. La cuél fue introducida por Benoit Mandelbrot (1967), en donde

establece las bases de esta nueva geometria, la cual estd teniendo cada vez mas aplicaciones en
todos los campos del conocimiento. A continuacion, se muestran algunos de los conceptos mas

importantes.

Los fractales son el conjunto de formas generadas por procesos matematicos repetitivos que se
caracterizan por: 1) tener el mismo aspecto a cualquier escala de observacion, 2) tener longitud

infinita, 3) no ser diferenciables y 4) tener dimension fraccional o fractal (Mandelbrot, 1975).

Un fractal es por definicion un conjunto para la cual la dimension fraccionaria (Dimension
Hausdorff-Besicovitch), D, estrictamente excede la dimension topoldgica (Euclidiana), d, es decir
gue su dimensién no esta dada por un numero entero. El término fractal, se refiere a la

descripcion de un objeto geométrico que mantiene una estructura similar frente a un grupo de
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escala y se aplica para el estudio de las formas irregulares que se observan en la naturaleza
(Turcotte, 1997).

Un fractal es un objeto geométrico que si se amplia, muestra una serie repetitiva de detalles, de
tal modo que a diferentes escalas a las que se examina, la estructura parece ser la misma. Un
objeto fractal presenta el mismo aspecto cuando se observa a la escala de kildmetros, metros o

milimetros (Gonzélez, 1996).

Por lo cual se unifica el concepto en donde un fractal es un conjunto de estructuras irregulares y
complejas descritas a través de algoritmos matematicos y computacionales, los cuales mantienen
una estructura similar frente a un grupo de escala, es decir, tienen propiedades de autosimilitud y

se aplica en el estudio de las formas irregulares, por lo tanto, la dimension fractal se define:

Donde,

Ni = nimero de objetos.
ri= dimension lineal
C = constante de proporcionalidad

D = Dimension fractal

Se pueden extraer algunas caracteristicas fundamentales de un conjunto fractal (Hardy, 1994):

1. Un conjunto que es suficientemente irregular por no poder ser descrito con el

lenguaje geométrico habitual, tanto localmente como globalmente;

2. Un conjunto que tiene una estructura fina, es decir, que tiene detalles en cualquier

escala en que se le observa;
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3. Un conjunto que presenta alguna forma de autosemejanza, que puede ser

aproximada o estadistica;

4. Usualmente, la dimension fractal es mas grande que su dimensién topoldgica, y no

tiene por qué ser entera.

Cuando se habla de geometria fractal, es pertinente incluir el concepto de Dimension Fractal
(Df), en un sentido genérico esta dimension nos provee el grado de irregularidad y fragmentacion

de un conjunto geométrico o de un objeto natural (Mandelbrot, 1987).

La importancia de la Dimension Fractal, se debe a que en esta nueva geometria el concepto de
longitud es muy complejo, ya que los fractales estdn compuestos por elementos cada vez mas
pequefios de si mismo, y es por esto, que en esta geometria se habla en términos de la dimension

y no de la longitud.

Es importante recordar que un cuerpo en el espacio se encuentra en una dimension topoldgica

especifica. Estas dimensiones son:

0, si es un punto aislado o un namero finito de puntos.
1, si es una recta o cualquier curva estandar.
2, si es un plano o cualquier otra superficie ordinaria.

3, si es un espacio o un objeto con volumen.

La dimension fractal puede adquirir valores continuos en el espacio de los nimeros reales, entre 0
y 3. En la figura 18 se hace una comparacion simple entre la dimension topologica y la dimension
fractal para ayudar a la comprension de estos conceptos. En ella se presenta en la parte superior
cuatro objetos considerados por la geometria tradicional en alguna de las tres dimensiones
(dimensiones euclidianas "De”), 0 bien cero (el punto). En la parte inferior de dicha grafica
observamos los mismos tres objetos (exceptuando el punto), pero en esta oportunidad la linea

tiene una dimension fractal mayor que O pero menor que 1, esto se debe a que si amplificamos la
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representacion de la linea a determinada escala de amplificaciones podremos ver que existen
espacios vacios, (esta lleno de poros), por lo que la dimension depende de la cantidad de poros
que tenga. Lo mismo ocurre con el plano y el cubo que tienen dimensiones: 1D 2 y 2<Dx3

respectivamente (Gonzélez, 2001).

Figura 18. Esquema comparativo entre la dimension euclidiana (D) y dimension fractal (Ds). Tomado de Herrera,
2007.

La dimension fractal, Dr, es una generalizacion de la dimension euclidea, De. partiendo de un

segmento de longitud 1, y segmentos de longitud L obtendremos N(L) partes, de manera que

N(L)*L L = 1 )

cualquiera que sea L:

Si el objeto inicial es un cuadrado de superficie 1, y se compara con unidades cuadradas cuyo

lado es de longitud L, el nimero de unidades que es necesario para recubrirlo N(L), cumple

N(L)*L"2 =1 8)
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Cualquiera que sea L:

Si, por ultimo, el objeto es tridimensional, como por ejemplo un cubo de volumen 1, y se mide en

relacion con unidades que sean cubos de arista L, entonces se cumple que
N(L)*L"3=1 9)

Cualquiera que sea L:

De todo lo anterior se puede generalizar que la dimension fractal de un objeto geométrico es D
Si
N(L)*L"D =1 (10)

donde N(L) es el nimero de objetos elementales, o de unidades de tamafio L que recubren, o que

completan el objeto.

De donde despejando D se obtiene:

D= log (N(L))/log(L/L) (11)
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Una de las caracteristicas fundamentales de los fractales es la autosimilitud: caracteristica que
presentan determinados objetos en los cuales los detalles mas pequefios que o componen tienen
alguna relacion estadistica con sus propiedades globales, repitiéndose tales detalles de una

manera infinita (Napoles, 2003). De esta definicion se obtienen dos tipos de fractales:

Los fractales Lineales o deterministicos: son aquellos con un simple cambio en la variaciéon de
sus escalas. Los fractales lineales son exactamente idénticos en todas sus escalas hasta el infinito,
es decir, son estrictamente autosimilares. Ejemplo de este tipo de fractales son: el Tridngulo de
Sierpinski, la curva de Von Koch y el conjunto de Cantor (Figura 19).

Fractales no Lineales o aleatorios: se generan a partir de distorsiones por numeros complejos (con
una parte real y una parte imaginaria), por lo que son muy aproximados en todas sus escalas a la
figura original. La mayoria de los objetos fractales puramente matematicos y naturales son de

este tipo al no tener una autosemejanza perfecta. Estadisticamente autosimilares o autoafines.

o=l [
| W=

' Conjunto de Cantor

A LS

Triangulo de Sierpinski

' A5y X
] el P i PO i
Curva de Peano Curva de Koch Curva de Hilbert

Figura 19. Formas Fractales (tomado de Belmares 2011)
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Los fractales naturales no son autosimilares en sentido estricto, s6lo lo son estadisticamente, a
estos se los conoce como fractales autoafines. Un fractal autoafin se define en términos de la
varianza, del semivariograma y de la probabilidad. En términos de la varianza, un fractal es

autoafin si su varianza es la siguiente:

V=np2Ha (12)

Donde n es el numero de elementos en la serie de tiempo y Ha es la medida de Hausdorff. En
términos del semivariograma, una serie de tiempo es un fractal autoafin si su semivariograma

escala es como (Turcotte et al; 1991):

7/: S 2Ha (13)

En el contexto de los fractales autoafines, es apropiado introducir algunos de los conceptos
fundamentales de las series de tiempo. Una serie de tiempo es un conjunto de observaciones de
una variable ordenados segun transcurre el tiempo. Los registros de pozos son un ejemplo de una
serie de tiempo en un contexto geoldgico. Las series de tiempo tienen una gran gama de utilidad
(Turcotte, 1997) y se caracterizan por Discontinuidades, Tendencias, Componentes Periddicas,

Componentes Estocasticas.

Las componentes estocasticas incluyen las fluctuaciones que no estan incluidas en las tendencias
o0 en las componentes periddicas. Un aspecto importante de las componentes estocastica es que
pueden ser persistentes, antipersistentes o aleatorias.

Persistente: los valores adyacentes en las series de tiempo se correlacionan positivamente.

Antipersistencia: los valores adyacentes en la serie de tiempo se correlacionan negativamente.
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Aleatoria: los valores adyacentes en la serie de tiempo no se correlacionan. La persistencia o
antipersistencia de la componente estocéastica puede cuantificarse usando la funcién r
(Turcotte, 1997).

rS:CS/éo (14)

s es el desfasaje; con s=0 tenemos Cs=Co=V (Varianza) y rs=1. Mientras “s” aumenta “rs-
disminuye. En términos de fractales autoafines, uno de los aspectos mas importantes de la serie
de tiempo es la estacionalidad. Una serie de tiempo es estacionaria si las propiedades estadisticas
de la serie de tiempo son independientes de su longitud T, en caso contrario la serie de tiempo es
no estacionaria. Otro de los aspectos importantes es la semivarianza, que es la medida de
correlacion a lo largo del rango, es valido tanto para series estacionarias como para no

estacionarias. (Turcotte, 1997):

Una medida alternativa de correlaciones a largo rango es el andlisis de rango re-escalado (R/S),
que sera estudiado en detalle més adelante. Un ejemplo de una serie no estacionaria es el
movimiento Browniano. Una serie Browniana se obtiene sumando una secuencia del ruido

blanco Gaussiano.
3.4. Movimiento Browniano

Es el movimiento aleatorio que se observa en algunas particulas nanoscépicas que se hallan en un
medio fluido. EI mismo no es siempre uniforme y sufre variaciones estadisticas importantes. Asi
la presion ejercida sobre los lados puede variar ligeramente con el tiempo provocando el
movimiento observado. Las propiedades basicas que introdujo Wiener es la conservacion de las
trayectorias continuas sin tangentes en ningun punto. Y una vez que fue observada la posicion de
la particula en el instante t=0 (posicion por tanto conocida), su posicion (aleatoria) en un instante
posterior t° debe estar regido por la ley de Gauss, cuyos parametros dependen del tiempo t

transcurrido.
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Figura 20. Trayectoria irregular que sigue una particula browniana, este movimiento aleatorio (tomado de Belmares,
2011)

El movimiento browniano se define como el proceso aleatorio limite que se encuentra cuando n

crece indefinidamente.
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Figura 21. Simulacién del movimiento Browniano. (tomado de Belmares 2011)

El movimiento Browniano tiene una trayectoria continua pero no tiene tangente en ningun punto.

En forma axiomaética, una funcion aleatoria B(t) es un movimiento browniano si:

B (0) = 0 (con probabilidad 1)

Los incrementos B = B(t+h) — B(t) son gaussianos, con media nula y varianza h

(proporcional al tiempo transcurrido)

Se observa que B(t) resulta asi N(0, t) para cada valor de t y que los incrementos B(t+h) — B(t)

son estacionarios. Y el segundo axioma se puede justificar sustituyendo
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E(AB?)=h (15)

El Movimiento Browniano tiene un proceso Fraccional (fBm) el cual juega un papel muy
importante en la construccion de modelos estocasticos, (modelos matematicos para situaciones en
las que interviene el azar y que evolucionan en el tiempo) que describan adecuadamente cierto
tipo de fendmenos. EI fBm es una generalizacion del movimiento Browniano, y fue
originariamente introducido por Kolmogorov en 1940 en relacion con la modelacion de
turbulencias, aunque su nombre proviene del influyente articulo de Mandelbrot y Van Ness
(1968). El fBm es un proceso estocastico dependiente de un pardmetro H (con (O<H<1)), llamado

"indice de Hurst" que podemos expresar como:

E(ABH? )=h?" (16)

Lo anterior puede sustituirse por:
22 =2(1+ p) (17)

siendo -Y2<r<1 el coeficiente de correlacién

El movimiento browniano generalizado es un proceso gaussiano, la estacionalidad de los
momentos de orden 2 es suficiente para garantizar el caracter estacionario en sentido estricto. El
movimiento browniano fraccionario en funcién de H puede ser dividido en tres categorias (Figura
22):

- El caso de H =1/2 va a ser el movimiento browniano normal, el cual va a tener
incrementos independientes, no hay correlacion de los incrementos y su correlacion es

cero (Belmares, 2011).

- Para 1/2<H<1, existe una correlacién positiva entre dichos incrementos. En este caso si

en algun tiempo pasado se tiene una tendencia de aumento entonces en el futuro se tendra
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también un aumento, este proceso es persistente. Es la correlacion positiva la que hace
que el fBm pueda modelar fendbmenos que tiendan a agruparse primero a un lado de la
media y luego al otro. Este tipo de procesos ademas se denominan procesos de memoria

larga (PML), porque su funcion de autocovarianza no converge (Belmares, 2011).

- Para O<H<1/2, existe una correlacion negativa entre los incrementos, por lo que las
curvas parecen oscilar de forma mas irregular. En este caso una tendencia a disminuir en
el pasado implica una tendencia a aumentar en el futuro. Es la correlacion negativa la que

permite modelar fendmenos que fluctien fuertemente alrededor de la media (Belmares,

2011).
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Figura 22. Registros de procesos correspondientes a distintos valores de exponente de Hurst (H).

H=0.9: Proceso Persistente, H=0.5: Proceso Aleatorio, H=0.1: Proceso Antipersistente. (tomado de Belmares, 2011)

36



3.4.1. Movimiento Fraccional Gaussiano

el FBM no posee derivada, la irregularidad se mantiene a medida que At — 0, y la derivada no
esta definida. Esto puede superarse si se considera una version suavizada de la funcién, la cual se
logra al integrar sobre un intervalo arbitrariamente pequefio & (Restrepo, 2001). Cuando & es
pequefio comparado con la escala de observacion, la funcion original y la suavizada son
indistinguibles desde el punto de vista practico. El suavizado remueve las variaciones de alta
frecuencia del fBm y genera una funcion derivable que Mandelbrot y Van Ness (1968)

denominaron ruido fraccional Gaussiano (rfG).

A continuacion, se presenta una tabla con la clasificacion del movimiento fraccional gaussiano
segun el valor de H.

Tabla 2. Clasificacion del rfG segun el valor de H

O0<H<1/2 Estacionario, no posee memoria
larga
H=1/2 Estacionario, ruido blanco
1/2<H<1 Estacionario, posee memoria larga

3.4.2. Fractales en los registros de pozos

Los estudios que caracterizan registros como conjuntos fractales presentan una gran diversidad de
resultados, no sélo respecto a la clasificacion de la sefial como Ruido Fraccional Gaussiano o
como un Movimiento Fraccional Browniano, sino también respecto al valor estimado del

exponente de Hurst.
Uno de los métodos usados para calcular el exponente de Hurst es el Analisis de Rango Re-

escalado, creado por Hurst. Restrepo en 2001 aconseja utilizar el reescalamiento para usar un

namero de datos mayor de 1024.
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3.4.3. Analisis de rango reescalado (R/S)

Desde un punto de vista general, el método de rango reescalado (R/S) consiste en dividir el rango
de los valores (R) del registro entre su desviacion estandar (S) y queda relacionado con la ley de

potencia.

=)

El método de reescalamiento R/S se lleva a cabo en dos etapas. La primera consiste en
Normalizacion (Distribucién normal media 0 y desviacion estandar 1) de los registros geofisicos
y la segunda propiamente el método de reescalamiento. A continuacion, se muestran los pasos del
método de reescalamiento (R/S) (Bellara, 2011).

21044
25787
27455

El primer paso consiste en la Normalizacion (Distribucién normal) de la serie

serie normalizados
1 21044 -1.11781266
2 25787 030816514
3 27455 080964752

Los valores normalizados presentan
una Distribucion Normal (media 0 y
desviacion estandar 1)

El segundo paso consiste en la aplicacion del metodo de reescalamiento para la determinacion de
la relacion R/S. Una vez que los datos de la serie han sido normalizados se determina el valor
maximo y minimo entre los dos primeros valores; valor maximo 0.30816514 y el valor minimo -
1.11781266. Lo que nos proporcionarda el rango entre los dos valores R = 1.42597779.

Determinando el rango, se calcula el valor medio y la desviacion estandar.
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valor medio -0.404823761
desviacion estandar 1.00831857

Finalmente se divide R/S y obtenemos el primer valor reescalado:

Datos normalizados Valor rescalado
-1.135775441 141421356
0748194712
0.387580729

Sustituyendo los dos primeros valores por los tres determinados el valor maximo y minimo entre
los tres valores; valor méximo 0.80964752 y valor minimo -1.11781266 siendo el rango entre los
tres valores R=1.92746018. Se calcula el valor medio y la desviacion estandar (S)

valor medio -11M022E-15
desviacion estandar 1

Y de nuevo dividimos R/S y se obtiene el segundo valor reescalado:

Datos normalizados Valor rescalado
-1.135775441 1.414213562
0748194712 1.92746018
(.387580729

En el método de adicién aleatoria sucesiva se considera un movimiento browniano en donde el
valor medio del cuadrado de la longitud del desplazamiento experimentado por una particula es
proporcional al tiempo que se invierte en dicho desplazamiento. La generalizacion del parametro
0 < H < 1 se denomina movimiento browniano fraccional, donde el desplazamiento de x son
estadisticamente autosimilares respecto al parametro H, exponente de Hurst. De dichos

desplazamientos para los puntos medios de Dn que tiene varianzas (H + 1/2)

2

2_
‘ﬂﬂ_ {'zn)ZH

(1 _ ZZH—E)
(18)
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4. Perfilaje de pozos

Los registros o perfiles son representaciones de medidas continuas de sefiales a lo largo del pozo, las
cuales son procesadas para identificar litologia, porosidad, densidad, contenido de agua, de petroleo,
de gas natural, entre otros. Los perfiles de pozos son considerados como el registro de un atributo
fisico de la roca que rodea a la perforacion, en funcién de la profundidad (PDVSA-CIED, 2003). Un
registro o perfil de pozo registra caracteristica de la formacion rocosa a profundidad. El analisis
en conjunto de varias de ellas, sumada con la informacién que se tenga del campo petrolero
(sismica, informacion de pozos cercanos y otros) permitira obtener un perfil de la formacion

adyacente al pozo de petréleo, por lo tanto, determinar si dicho pozo es de valor comercial.

A través de los perfiles de pozos medimos un nimero de pardmetros fisicos relacionados a las
propiedades geoldgicas y petrofisicas de los estratos que han penetrado. Ademas, los registros
nos dan informacién acerca de los fluidos presentes en los poros de las rocas (resistividad),
saturacion de agua en la formacién, porosidad. Por lo tanto, mediante los perfiles se logra
describir caracteristicas de la capa rocosa. La principal funcion del perfilaje de pozos es la

localizacion y evaluacion de los yacimientos de hidrocarburos.

4.1. Tipos de Perfiles de Pozos Utilizados

Se dispuso de registros eléctricos de resistividad, los cuales nos proporcionaron los valores de

resistividad de la formacion. El es un parametro clave para determinar saturacion de
hidrocarburos. La electricidad puede pasar a través de una formacion sélo debido al agua
conductiva que contenga dicha formacién. Por lo tanto, las formaciones subterraneas tienen
resistividades mensurables y finitas debido al agua dentro de sus poros o al agua intersticial
absorbida por una arcilla. La resistividad de una formacion depende de: (Schlumberger Wells
service, 1986). (Figura 23)

v' Laresistividad del agua de formacion
v' Lacantidad del agua presente
v' Lageometria estructural de los poros
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La resistividad de una sustancia, es la resistencia medida entre lados opuestos de un cubo unitario
a una temperatura especifica. EI metro es la unidad de longitud y el ohmio es la unidad de

resistencia eléctrica. La resistividad se expresa en forma abreviada asi:

(R=rA/L) (19)

Donde R es la resistividad en ohmios-metros, r es la resistencia en ohmios, A es el area en metros

cuadrados y L es la longitud en metros.

Los registros se leen de izquierda a derecha, en escala logaritmica. La unidad de medida es el
ohm-m, con un rango de valores que va desde 0.2 hasta 2000 omh-m. (Schlumberger, 1986).
También se utilizan para estimar contactos agua—petréleo, para calcular la resistividad del agua

de formacion (Rw) y la resistividad verdadera de la formacion (Rt).

RESISTIVITY
ale: ohms mZ/m(2)
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Fig. 23. Ejemplo de Registro de resistividad para distintas litologias. https://es.scribd.com/doc/26228291/Registro-o-

Perfilaje-de-Pozos

Otros registros utilizados son los registros radioactivos de rayos gamma. Los mismos son una

medicion de la radioactividad natural de las formaciones. En las formaciones sedimentarias el
registro normalmente refleja el contenido de arcilla de las formaciones porque los elementos

radioactivos tienden a concentrarse en arcillas y lutitas. Las formaciones limpias generalmente
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tienen un nivel muy bajo de radioactividad. El es util para la localizacion de capas con y sin
arcilla, y lo més importante para la correlacion general. (Schlumberger, 1986). (Figura 24). Su
rango de valores generalmente va de 0 a 150 °API. Sirve para calcular el contenido de arcilla de
las capas (Vsh), para estimar tamafio de grano y diferenciar litologias porosas de no porosas.

En particular se dispuso de este registro con la finalidad de generar los registros de arena neta y
arena neta petrolifera de la Formacion Oficina, con los cuales se construira el volumen de la

propiedad en dicha formacion.

GR
a (AP 200

— FORMACION ARCILLOSA
= (LUTITAS)

LA FORMACION ARENOSA

(ARENISCAS)

AL

17.600

FORMACION ARCILLOSA
(LUTITAS)

Fig. 24. Ejemplo de respuesta del Registro Gamma Ray tomado de https://es.scribd.com/doc/26228291/Registro-o-
Perfilaje-de-Pozos.

Y por altimo se contd con los registros de porosidad provenientes de registro neutrénico, los
cuales nos sirvieron para delinear las formaciones porosas y determinar su porosidad. Responden
principalmente a la cantidad de hidrogeno en la formacion. Por lo tanto, en formaciones limpias
cuyos poros estén saturados con agua o aceite el registro de neutrones refleja la cantidad de

porosidad saturada de fluido. (Schlumberger, 1986).

Las zonas de gas con frecuencia pueden identificarse al comparar el registro de neutrones con
otro registro de porosidad o con un analisis de muestra. Una combinacién de uno o mas registros
de porosidad proporcionan valores de porosidad e identificacion de litologias ain més exactos,
incluso en la evaluacion del contenido de arcilla (Schlumberger, 1997). Se lee de derecha a
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izquierda. La unidad de medida es en fraccion o en %, con un rango de valores que va desde —
0.15a0.45 (-15 a 45 %). (Figura 25)
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Sarmma Roy DPHI
aag 1500 30.0 Prma 2,71 -10.0

Clean
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Limestone

Shale
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Sandstone
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Figura 25. Ejemplo de Registro Neutronicos para distintas litologias tomado de

https://es.scribd.com/doc/26228291/Registro-o-Perfilaje-de-Pozos.

5. Meétodo de la interpretacion

En lugar de tratar los registros de pozos por los métodos tradicionales o convencionales para la
interpretacion de propiedades, que nos permitiria solo obtener informacion de las propiedades
petrofisicas de lo obtenido en cada pozo, se procedié a interpretar los datos mediante estadisticos
de Mandelbrot, mejor conocidos como métodos fractales con el fin de generar pseudopozos de
origen fractal con los cuales poder expandir la informacion en el campo a traves de este método

estadistico como se expondré a continuacion:

La primera consideracion para el uso del método fractal es la distribucion, ya que se debe trabajar
en base a datos con distribucién Gaussiana, debido a que refleja el comportamiento de la
naturaleza fractal de la propiedad. Para ello se inici6 con el calculo del registro de porosidad
efectiva, esto se realiz6 con el fin de garantizar la interconexion de los poros y asi observar las
zonas con mayor conductividad, para lo cual se procedio al célculo del registro de arcillosidad
(indice de arcilla en el campo Carabobo es considerados el volumen de arcilla), el mismo se
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obtiene a través del registro de rayos gamma, mediante la ecuacion 20. Y a partir del registro de
arcillosidad obtenida y la porosidad total proveniente del registro Nphi se construyo la porosidad

efectiva (ecuacion 21)

Vsh = (GR Leido—GR min))/ (GR max. —GR min) (Ecuacién 20)
Porosidad Efectiva = Nphi x (1-Vsh) (Ecuacion 21)

Posteriormente se construyeron los histogramas de frecuencias de los registros petrofisicos (GR,

Rt, Porosidad efectiva) utilizados. Los mismos arrojaron los histogramas mostrados en la figura

26.
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Figura 26. Histogramas de frecuencia de los registros petrofisicos GR, Rt y Porosidad efectiva.
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Luego de la realizacion de los histogramas se observd que los registros de resistividad (Rt) y los
de rayos gamma (GR) no presentan una distribucion Gaussiana, sino que presentan una
distribucion logaritmica. Por lo que fue necesario normalizar los datos para la posterior

aplicacion del método fractal, mediante la ecuacion 22, realizada en el Excel.

Normalizacion _Datos=LOG10(registro) (ecuacion 22)

Normalizados los datos se procedi6 a la aplicacion del método de rango reescalado (R/S), para
estimar estadisticamente el coeficiente de Hurst y la dimension fractal de cada uno los registros
geofisicos (GR, Rt, Porosidad efectiva). EI mismo consistié en la elaboracion de los variogramas
experimentales de cada propiedad para obtener el rango (R) de los datos, ya que del histograma
se obtiene la desviacion estandar (S) y la varianza de la propiedad. Como se mostrard a

continuacion:

Primero se procede a establecer el nimero de retraso (lag) que es la relacion que hay entre el
tamafo de bloque seleccionado y las dimensiones de los datos, de alli se establece que las
dimensiones de los datos son 13000 m?, por lo que la separacion de los lag es 1000 y el numero
lags es 13 y el nivel de tolerancia en base a la expansion de los datos es establecié en 500, y se
generaron cuatro direcciones para el variograma con niveles de tolerancia de 22.5 en una banda

de 2000 como se muestra en a figura 27.

Input the parameters for variogram computation

Number of lags (13
Lag separation 1000

Lagtolerance 500

Angles are in degrees.
n Use a folerance fol > S0
Number of drections (4 13 o /Kbandwidth  indicate an oma drectionl
\\ vanogram

azimuth dip tolerance bandwidth measure type head indic. cutoff  tail indic. cutoff
100 20000
25 2001
25 2000 |varogram

25 00 vargem

Directions

<1<

AW o
s
&

Figura 27. Datos de tolerancia, separacion, lags y direcciones de los variogramas de los registros normalizado
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Figura 28. VVariogramas de registros GR, Rt, y porosidad efectiva normalizados

De los variogramas se obtuvieron los valores de rangos de cada propiedad como se muestra en la

siguiente tabla conjunta con otras propiedades estadisticas de los registros.

Tabla 3. Valores estadisticos importantes de los registros normalizados.

GR Rt Porosidad efectiva
Varianza 0.0574708 0.486638 0.00780595
Media 1.5231 1.52162 0.342383
Rango medio 780 1040 1650




Una vez realizados los anélisis estadisticos de los datos, se procedi6 a la aplicacion del método de
rango reescalado (R/S), en donde R es la diferencia entre el maximo y el minimo de la desviacion
acumulada y depende del periodo (S) considerado. Para poder comparar los rangos diferentes,
Hurst reescalo el rango dividiéndolo entre la desviacion estandar. Siendo demostrado por
Mandelbrot que el mismo se relaciona con el tamafio de la muestra como se indico en la teoria.
Para ello se codifico el algoritmo de reescalamiento (R/S) implantado en lenguaje Matlab como

se muestra a continuacion:

El codigo proviene del ingeniero Roman Pérez Enriquez, del centro de Geociencias, UNAM. EL
programa calcula el exponente de Hurst utilizando la técnica de analisis de rango reescalado y la
dimensién fractal a partir de calcular la longitud de la serie usando diferentes tamafios de regla

(tomado de http://www.xlIpert.com/rescaled.htm y http://www.gummy-stuff.org/hurst.htm).

Iniciando por observar el ruido del dato, corroborandose lo esperado, que estamos en presencia
de un ruido blanco Gaussiano de la frecuencia de cada propiedad geofisica (codigo en anexo 1).
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Figura 29. Datos en funcion de la frecuencia.
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Se puede observar en la figura 29 claramente el comportamiento de los tres espectros de

propiedades en donde claramente tenemos los registros de rayos gamma y de Porosidad con un

comportamiento de ruido blanco Gaussiano lo que nos indicaria un coeficiente de Hurst por

encima de 0.5 y la respuesta de Rt es propia de coeficiente de Hurst muy altos cercanos a 1.

Ahora se muestra el resultado del algoritmo (c6digo en anexo 2) para la determinacion del

exponente de Hurst de cada grupo de datos.

GR

RT

4.2

36

34

32

log(R/S)

28

24

&

o

o ’
o =0.7303x9.23175
5

.

ol
=

ol
==

b

%

LY

P
7 0‘34?5?
v

22

l0a(R/S)

35

25

2
28

32 34 36 38 4 42 44
log(7)

O
P

(} 7
o .15543

¥
st
o0

=3

g

034
14
%
032
3
!‘G!}
28 G»,J
A
=
26 ,f,///
- * 24 -
42 44 46 28 3
Porosidad
g
o %

3 32 34 36 38 4 42 44
log(~)

46

16

Figura 30. Representa el anlisis de rango reescalado, de donde se extrae el exponente de Hurst (la pendiente es el

coeficiente de Hurst).
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log(L)

El exponente de Hurst, H, de una serie es importante porque muestra el grado de rugosidad de los
datos. Dado por los valores de H entre 0 y 1 como se mencion0 en la teoria, la serie en donde los
valores de H mayores a 0.5 es una serie persistente. El analisis que se realizo es escoger cierto
namero de escalas, obtener la media del vector, calcular las diferencias de cada valor con
respecto a la media y hacer una suma acumulativa, basandonos en el anélisis estadistico de rango
reescalado (R/S), seguin Hurst, es proporcional a ct™, donde ¢ es una constante (0.5) y t es la
escala en cuestion. Asi que el grafico mostrado en la figura 30 (codigo anexo 3) de log(R/S) vs t,

nos determina el coeficiente de Hurst como la pendiente de la recta.
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Figura 31. Representa el grado de fractalidad de los datos, de donde se extrae la dimension fractal (la pendiente es la
dimensién fractal).

Luego de analizado los algoritmos fractales utilizados se muestra que los exponentes de Hurst
son mayores a 0.5, es decir, reafirmamos que son datos persistentes, y la aproximacion de la recta
en la figura 31 es, como se puede observar casi perfecta en los tres casos, asi que podemos

afirmar que los registros a estudiar presentan un patron fractal.
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Se continda con lo que llamaremos método en la distribucion de pardmetros petrofisicos con
modelado fractal, el cual consistio en obtener la distribucion de cada propiedad petrofisica por
modelado fractal en la caracterizacion estatica de yacimiento. El procedimiento comienza con la
localizacion en planta de los pozos originales, que presentaron todos los registros y son de interées

economico petrolero en el &rea (coordenadas en UTM), figura 32.
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Figura 32. Localizacion en planta del conjunto de pozos seleccionados.

Cada uno de los pozos elegidos para este proyecto (10 pozos), debieron cumplir con la condicion
de que todos poseyeran los registros geofisicos de rayos gamma (GR), Porosidad (Nphi) y
resistividad (Rt), ya que son necesarios como datos de entrada en la aplicacién del modelado
petrofisico posterior. Luego se construyen las tablas de informacion de los pozos, enlaces entre
ellos e intervalo de separacion y profundidades, para posteriormente establecer las
interpolaciones fractales lineales entre cada enlace con la programacion de los algoritmos de

modelado fractal de pseudopozos.
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Tabla 4. Pozos seleccionados (UTM).

Pozos Coordenada X Coordenada Y Profundidades
1 493679.9987 961930.0003 2277-3289
2 499899.9802 961250.1277 320-3008
3 495300.0041 954299.9989 286-2668
5 496599.0012 950048.996 1542-2542.5
4 505874.9952 952409.9867 849-2330
7 506100.0053 947039.9844 320-1718
8 505999.9958 944239.9855 954-1954
6 497101.0035 944397.9875 694-1720
9 497200.0014 941139.9795 470-1484
10 503199.0052 941112.9878 308.5-1605.50
Tabla 5. Valores de maximos y minimos de los pozos.
Rangos Coordenada X Coordenada Y Z
Méximos 506100.0053 961930.0003 3289
Minimos 493679.9987 941112.9878 286

Una vez que se determinaron las profundidades y los valores maximos y minimos de la ventana

comdun, el siguiente paso consiste en la determinacién de los posibles enlaces entre el conjunto de

pozos. Se determinaron 14 enlaces (tabla 6). En la figura 33 se muestra una representacion

gréfica de la seleccion de los enlaces establecidos.
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Tabla 6. Distancia entre pozos.

Pozos Metros
1-2 5940.23
1-3 7747.1
3-5 4483.87
5-6 5666.48
6-9 3335.7

9-10 6090.59
10-8 4267.52
7-8 2758.56
4-7 5389.17
2-4 10886.7
3-4 10736.1
5-7 10076.1
6-8 8911.82
3-2 7950.3

Figura 33. Enlace entre el conjunto de pozos seleccionados (lineas rojas).
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Posteriormente, con cada uno de los registros (GR, Porosidad efectiva, Rt) de los pozos que
definen los enlaces, se procesan con el cddigo desarrollado mediante la modelacion fractal
(método de adicion aleatoria sucesiva) generando los pseudopozos a partir de los registros
geofisicos mencionados. El algoritmo de adiciones aleatorias sucesivas es de la siguiente manera

segun las mejoras que Liu. H realizo de la correlacion de series de Mandelbrot.

1) Se afiaden numeros aleatorios de la distribucion gaussiana N (0, Varianzao/2) a los dos puntos

extremos iniciales.

2) Se interpola linealmente el valor del punto medio obtenido a partir del valor de los puntos

obtenidos en pasos anteriores.

3) Se afiade el nimero aleatorio de la distribucién gaussiana N (0, Varianzai/2) al punto medio

generado a partir del segundo paso y a los puntos ya existentes.

4) Linealmente se realiza la interpolacion entre los tres puntos obtenidos en el paso tres.

5) Afadir numeros aleatorios a partir de la distribucion gaussiana N (0, Varianzax/2) a los dos

puntos medios interpolados en el paso anterior y a los otros puntos ya existentes.

6) Repetir el procedimiento manteniendo la interpolacion lineal y la adicion de ndmeros
aleatorios sucesivos de la distribucion gaussiana N (0, Varianzas/2) quedando la formula

interpolacion dominada por el coeficiente de Hurst como sigue a continuacion (cédigo anexo 4):

on?=(on12) 1 22 = ((50%) 1 (227) ") * (1- (22"/4) (ecuacion 23)
Luego de generado los pseudopozos se determino la ubicacion de los mismos determinando las

coordenadas x e y de cada localizacion mediante un método de interpolacion lineal y unificando

los pseudopozos con su ubicacion de coordenadas.
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Ya con los datos de los pseudopozos y pozos originales juntos se procedi6 a desnormalizar los
datos y llevarlos a su escala original mediante el programa Spss, al aplicar la ecuacion 24, luego
se les calcularon a los todos los pozos las propiedades petrofisicas de arena neta (ecuacion 25),

arena neta petrolifera (ecuacion 26) y volumen de arcilla (ecuacion 20),

Desnormalizar _Datos= 10**LOG10(registro) (ecuacion 24)

AN = (GR<=70.0.3) (ecuacion 25)

ANP = (GR<= 70 and Rt >=100.0.2) (ecuacion 26)

Ya que junto con el registro de porosidad efectiva calculada previamente se cred un archivo .txt
de entrada del sistema SGemsS, el cual consta de un encabezado, que comprende nombre del
archivo, numero de variables y nombres de las mismas. Especificamente los datos corresponden a
la de las coordenadas, profundidad, las propiedades calculada. La siguiente figura ilustra el
conjunto de pseudopozos generados a partir del modelo fractal, especificamente para la variable

de porosidad efectiva.

Figura 34. Conjunto de pseudopozos generados a partir de modelacion fractal en el area de estudio.
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El modelo petrofisico se genero bajo el sistema SGemS (The Stanford Geostatistical Software) el
cual es un programa de modelado geoestadistico 3D con interface gréfica, y dividido en 3 partes:

los paneles de algoritmos (estimacion, simulacion y utilidades), visualizacion 3D y comandos

(figura 35).

£5) SGEMS beta
File Objects Properties Regions Date Analysis View Scripts Help
Algorithms 8 X | Objects | Preferences | Info |

Algorithm Description Objects
+I- Utilities =l Objects
# Simulation 5B
# Estimation

o

Parameters

Load Save Cearal |

Run Algarithm |

Commands
SGeMs Commands Hstory | Seripts Output |

jsersAdmin/Desktop/Datos matiab/C2.prj
tab, Datos. grid::All

Run Command:
[ Clear

Execute Commands File.

Figura 35. a) Panel de algoritmos; b) Panel de visualizacién y c) Panel de comandos.

Los parametros y procesos seguidos en el programa SGemS consistié en cargar los datos, para
ello se selecciona Object en el menu superior, posteriormente Load Object, en la siguiente
pantalla que se despliega, dependiendo del tipo de datos, se puede elegir las 3 opciones: point set,

cartesian grid, masked grid, particularmente en este caso la referida como point set (figura 36a).

Posteriormente a la eleccion que se refiere al tipo de datos, se deben proporcionar los parametros,
especificamente se debe asignar nombre, numero de columnas del archivo que incluye las
coordenadas X, Y, z. Para el caso estudiado se luso archivo de entrada, las coordenadas en X se
encuentran en la columna 1; la coordenada en y se haya en la columna 2 y la coordenada en z

(profundidad) se ubica en la columna 3, figura 36b.
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Figura 36. a) Seleccion del tipo de datos; b) Pardmetros de los datos.

Cuando se han proporcionado los parametros se caracterizan al archivo de entrada se visualiza
selectivamente las variables petrofisicas que lo constituyen, como en el caso de la figura 37, la
cual representa la variable petrofisica de Vsh.
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Figura 37. Visualizacidn de la variable petrofisica Vsn.

La secuencia de procesos posteriores considera el histograma y el modelado del variograma,
cuyos parametros son necesarios para los procesos de estimacion y simulaciéon que generan la
distribucion espacial de las propiedades petrofisicas (AN, ANP, Vsh y Porosidad efectiva). Como
se observa el sistema SGemS proporciona herramientas para el analisis de datos, ya que el
histograma nos suministra el valor de varianza, que es el valor inicial de la meseta en el

modelado del variograma.

Para obtener el histograma se selecciona en el menu principal la opcion Data Analysis, en el
submenu se elige Histogram. Posteriormente se despliega otra pantalla, en la cual aparecen los
pardmetros necesarios: Object (datos de entrada) y property (variable petrofisica sobre la cual se
realiza el histograma). La figura 38 representa el histograma de la variable petrofisica de

porosidad efectiva.
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Figura 38. Histograma a partir de la variable petrofisica, Porosidad efectiva.

Luego de elaborado los histogramas de las propiedades, el paso siguiente consistio en el
modelado del variograma, ya que los algoritmos de los cuales dispone el sistema SGemS
necesariamente utilizan un modelo de variograma, los cuales son esféricos, exponenciales y
gaussianos. Para la ejecucion del modelado del variograma primeramente debemos elegir Data
Analysis en el mena principal, donde posteriormente se selecciona Variogram, se despliega una
nueva ventana donde se selecciona la propiedad petrofisica sobre la cual se generara el

variograma, figura 39.

El proceso del variograma considera los parametros tales como: numero de lags, separacion y
tolerancia del lag. Con los parametros necesarios, se ejecuta el calculo del variograma, el tiempo
de ejecucion dependera considerablemente del nimero de valores sobre los cuales se esté

calculando el variograma.
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Figura 39. Seleccién de la propiedad petrofisica sobre la cual se generara el variograma.

Posteriormente cuando el variograma ha sido generado, se realiza el modelado, para lo cual
debemos considerar los parametros: pepita, meseta y rango. El valor inicial de la meseta
corresponde al valor de la varianza, la pepita corresponde a la ordenada en el origen y finalmente

el rango.
Cuando el variograma ha sido modelado (figura 40), los parametros del variograma (pepita,

meseta y rango) son guardados en un archivo con extension .par, ya que son utilizados como

parametros de entrada en los procesos de estimacion y simulacion.
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Figura 40. Modelado de variograma correspondiente a la propiedad petrofisica, Porosidad efectiva.

Se modelaron los variogramas para cada una de las propiedades petrofisicas (AN, ANP, Vsh y
Porosidad efectiva. El siguiente paso fue la estimacion, proceso que se ejecuta mediante el
algoritmo de kriging ordinario. Para ello se construy6 la reticula 3D (figura 41a) del area de
estudio, las cuales incluyen numero, dimension de celdas y las coordenadas iniciales de cada uno

de los ejes de coordenadas.

Una vez proporcionada las especificaciones de la reticula 3D, se inicia el algoritmo kriging
ordinario, para lo cual se selecciona la opcién de Estimation del panel del algoritmo y se elige el
proceso del kriging del submen0, desplegandose posteriormente las listas de parametros del

variograma elaborado, figura 41b.
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Figura 41. a) Especificaciones de la reticula 3D; b) Pardmetros requeridos para la ejecucién del algoritmo del

Kriging ordinario.

Finalmente, luego de ejecutado el kriging, se puede visualizar la propiedad petrofisica que se

haya procesado. En la figura 42 se representa la propiedad petrofisica Vsh.
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Figura 42. Kriging generado para la propiedad petrofisica Vsh.

El paso siguiente consiste en la simulacién de las propiedades petrofisicas, se utilizo el algoritmo
SGSIM (Sequential Gaussian Simulation). Iniciando por seleccionar Simulation en el panel de
algoritmos, se despliega una nueva ventana donde aparecen los parametros requeridos (nombre,

propiedad petrofisica a simular y el modelado del variograma, figura 43.
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Figura 43. Parametros requeridos para la simulacion SGSIM.
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Finalmente se ejecuta el algoritmo de simulacion secuencial gaussiana, y se visualiza la
propiedad petrofisica que se procese, como en el caso de la figura 44, la cual representa la

simulacion de la propiedad petrofisica de arcillosidad (Vsh).
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Figura 44. Simulacién Secuencial Gaussiana de la propiedad petrofisica, arcillosidad (Vsh).

6. Presentacion y andlisis de resultados

A continuacion, se presentan los resultados obtenidos considerando los 10 pozos del area de
estudio, de los cuales se interpolaron pseudopozos de modelado fractal entre pozos observados a
partir de los registros geofisicos de pozo GR, Nphi, Rt, registros que fueron usados para el
calculo de las propiedades petrofisicas de arena neta, arena neta petrolifera, porosidad efectiva y
arcillosidad. Las mismas mediante el programa geoestadistico SGemS se estimaron las

distribuciones espaciales de cada propiedad.

Inicialmente se presentan los histogramas y los modelos de variogramas generados,

correspondientes a cada una de las propiedades estimadas, cuyos parametros son considerados en
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frequency

los procesos de estimacion y simulacion. Los histogramas proporcionaron el valor de varianza
para cada propiedad (figura 45), debido que el valor de la varianza corresponde al valor inicial de

meseta en el modelado del variograma.
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Figura 45. Histogramas obtenidos para las propiedades: AN, ANP, Vsh y Porosidad efectiva.

De los modelos de variogramas para cada una de las propiedades (figura 46) se consideraron los
parametros de pepita, meseta y el rango, los cuales fueron guardados, para utilizarlos
posteriormente como parametros de entrada en los procesos de estimacion y simulacion de los

modelos de cada propiedad.
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A partir de los modelos de variogramas generados se ejecutaron los algoritmos de estimacion
Kriging ordinario y de simulacion secuencial gaussiana respectivamente, que nos basamos en la

reticula 3D generada para la distribucion de las propiedades.

&) ANP vs. ANP - [plot 1: variogram - Ornné-directional]

pint 1: vaiogram - Orani drectional pit 1: variogram -Ome drectiond

vs. Porosidad efectiva » [plot 1: variogram - Omoi-directional

plat 1- wartogram - O drectional plet 1 veriogram - O drecional

Figura 46. Modelos de variogramas a partir de las propiedades petrofisicas: a) AN, b) ANP, ¢) Vshy d) Porosidad
efectiva.

Ahora se mostraran y analizaran las distintas representaciones de distribucion espacial de cada
propiedad, las cuales fueron generados por el algoritmo de estimacion y simulacion a partir del de
pozos seleccionados y pseudopozos generados por modelado fractal del area de estudio.

Iniciamos con la distribucion del registro de porosidad efectiva del area de estudio, en donde se
puede distinguir tres zonas bien zonificada dos de baja porosidad (0.1 % a 0 %) que se observan

al norte y al sur del &rea y una zona con porosidades econdmicamente atractivas (0.2% a 0.55%)
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en la region central a lo largo del espesor de la formacion oficina, con algunas ramificaciones
bien marcadas hacia el norte y este con direccion de noroeste (figura 47 y 48). Esto nos permite
enfocar nuestra area de interés prospectiva hacia la region central especificamente, que

conformaremos o descartaremos con el analisis de la distribucion de las otras propiedades a

continuacion.

Figura 47. Distribucion espacial de la propiedad petrofisica de porosidad efectiva direccion noreste. (flecha blanca

direccion norte)
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Figura 48. Distribucion espacial de la propiedad petrofisica de porosidad efectiva direccién noreste. (flecha

blanca direccion norte)

En la distribucion espacial de la propiedad petrofisica de arcillosidad (Vsh) se observa una
tendencia de alta arcillosidad entre las franjas de la zonas sur y norte (0.6% al1%) siendo muy
marcada la alta arcillosidad con valores de 0.8% a 1% en la zona suroeste con ramificaciones
puntuales al centro del area. En él se distingue un sector de muy baja arcillosidad cerca de 0%
con direccion casi este-oeste en la zona central del area, y arcillosidad de 0.1% a 0.2% en la zona
sureste superior del area (figura 49 y 50), siendo coincidente con las zonas de alta porosidad, por
lo tanto, nos aporte otro elemento para dar mas certidumbre sobre la posibilidad del prospecto a

definir en el area.
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Figura 49. Distribucion espacial de la propiedad petrofisica de arcillosidad (Vsh) direccion noreste. (flecha blanca

direccion norte)
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Figura 50. Distribucion espacial de la propiedad petrofisica de arcillosidad (Vsh) direccion noreste. (flecha blanca

direccion norte)

Ahora interpretando la distribucidn de arena neta del area de estudio, se observa en la Formacion
Oficina una tendencia de paquetes de arena de mayor espesor en la zona central con bifurcaciones
de canales hacia el sureste y algunos canales con sentido este-oeste en el sur, es decir, el aporte
sedimentario proviene del sur sureste hacia el norte noroeste del area de estudio. Siendo este
patron concordante con la informacion obtenida de las distribuciones de porosidad efectiva y
arcillosidad del area, mejorando aun la tendencia a la definicion de prospectos en la zona central,
ya que presenta altas porosidades (0.3% a 0.5%), baja arcillosidad (0% 0.2%) y altos espesores de

canales de arena limpia, como lo se observa en las figuras 51 y 52.

69



Figura 51. Distribucidn espacial de la propiedad petrofisica de arena neta (AN) direccion noreste. (flecha blanca

direccion norte)
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Figura 52. Distribucion espacial de la propiedad petrofisica de arena neta (AN) direccion noreste. (flecha blanca

direccion norte)

Finalmente, en la distribucién espacial de la propiedad petrofisica de arena neta petrolifera se
puede distinguir las zonas de arena con presencia de hidrocarburos (figura 53 y 54). En ella se
observan las mismas tendencias de los espesores de arena limpia son mantenidas en esa
propiedad por lo que podemos afirmar que los espesores de arena limpia encontrados en el area
poseen hidrocarburos en ellos, y bajo lo observado en la informacién de porosidad y arcillosidad
antes descrito se puede reconocer ciertas areas con buena posibilidad para definir prospectos de
interés econdémico en campo.
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Figura 53. Distribucidn espacial de la propiedad petrofisica de arena neta petrolifera (ANP) direccion noreste. (flecha

blanca direccion norte)
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Figura 54. Distribucidn espacial de la propiedad petrofisica de arena neta petrolifera (ANP) direccion noreste. (flecha

blanca direccion norte)

A continuacion, se muestran las zonas seleccionadas como prospectivas en las cuatro propiedades
dentro de las figuras 55 y 56, con el fin de detallar las areas con mayor factibilidad de albergar
hidrocarburos. Posteriormente se mostrara una comparacion de la definicion de prospectos en
area por lo métodos convencionales versus los métodos fractales, con el fin de demostrar la

eficacia del modelo fractal aplicado.
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Figura 55. Distribucion espacial de las propiedades petrofisicas: a) arena neta (AN), b) arena neta petrolifera (ANP), c) porosidad efectiva y d) arcillosidad (Vsh)

(flecha blanca direccion norte) (circulos rojos prospectos definidos).




Figura 56. Distribucion espacial de las propiedades petrofisicas: a) arena neta (AN), b) arena neta petrolifera (ANP), c) porosidad efectiva y d) arcillosidad (Vsh)

(flecha blanca direccion norte) (circulos rojos prospectos definidos).
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7. Anélisis comparativo modelo fractal contra modelo convencional

Considerando los mapas de propiedades petrofisicas generados por métodos convencionales de
los miembros (morichal superior, medio e inferior) de la Formacion Oficina y comparandolos con
los volimenes de creados por métodos fractales de las mismas propiedades petrofisicas, se
corrobora que ambos métodos nos permitieron definir los mismos prospectos de interés, aunque
se observa claramente como con los métodos fractales se definen mas notoriamente y se observan
sus tendencias tanto en horizontal como en vertical. Por lo que el método fractal es de suma

utilidad ya que permite una mejor definicion de los prospectos, como veremos a continuacion.

Primero se detalla como se distinguen las distribuciones de las propiedades de arena neta (figura
57) con ambos métodos, en el caso de distribucion espacial convencional de la propiedad se
distinguen paquetes de arena de hasta 400 metros de espesor en el sector noroeste hacia el centro
de los mapas desde morichal superior a inferior dicho comportamiento se observa en la
distribucion parcial con el método fractal de una manera mas clara en la forma de los canales de

arena, debido a que se distinguen las ramificaciones de los canales a lo largo de todo el area.

Comportamiento que no podemos distinguir en los mapas convencionales ni la profundidad real
de los canales, que si se pueden seguir en el volumen de la distribucién de la propiedad de arena

neta por estadistica fractal.

Ahora observamos la relacion de las distribuciones espaciales de las propiedades de porosidades
efectivas (figura 58) del area en las mismas se distingue con claridad un comportamiento idéntico
con ambos métodos corroborando la tendencia de latas porosidades en la region noroeste central
de campo. Pero se observa una mejoria en la interconectividad de los poros en el modelo
estadistico fractal, ya que podemos seguir interconexion poral hacia el sur en sus dimensiones
exactas que no podemos ver en los mapas convencionales. Por lo que el volumen del método

fractal es mas cercano al comportamiento real de la propiedad.

En la distribucion dela propiedad de arcillosidad (figura 59) se observa una tendencia

concordante entre ambos métodos, pero al igual que con la propiedad de porosidad efectiva se
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puede establecer la ramificacion de la propiedad de manera mas exacta a lo largo de toda la
Formacion Oficina. En ambos casos los valores de baja arcillosidad se encuentran en la region

noroeste central del area de estudio.

Finalmente, la comparacion de la distribucion de la propiedad petrofisica de arena neta petrolifera
(figura 60) se puede observar que en ambos métodos se distinguen la zonas de arena con
hidrocarburos, pero al igual que con las propiedades anteriores mencionadas, con el método
estadistico fractal se puede establecer un mejor seguimiento de las arenas con hidrocarburos en la

formacion.

En conclusion, la comparacion entre ambos métodos nos permitié afianzar la definicion de los
prospectos y a su vez distinguir las bondades del método fractal, ya permite una mejor
visualizacion de la distribucién de propiedades en el campo y mejora el seguimiento de las
mismas a lo largo y ancho de toda la formacion.

Lo que nos permite establecer con mayor fiabilidad las zonas prospectivas, ya que podemos
establecer un seguimiento total en la formacion de la distribucion de propiedades petrofisicas,
debido a que tenemos un control en tres dimensiones de las propiedades y que el método fractal
nos replica las mismas de una manera real en que la naturaleza se comporta, por lo que los

resultados obtenidos son un reflejo del comportamiento natural de las propiedades.
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campo).
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Figura 59. Distribucion espacial de las propiedades petrofisicas de arcillosidad (Vsh) versus mapas de arcillosidad (Vsh) por método convencional de Formacion
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(franja azul &rea del campo).
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Figura 60. Distribucion espacial de las propiedades petrofisicas de arena neta petrolifera (ANP) versus mapas de arena neta petrolifera (ANP) por método
convencional de Formacion Oficina (Morichal superior, medio e inferior respectivamente) (tomado de Mederos 2014), (flecha blanca direccion norte) (circulos

rojos prospectos definidos) (franja azul area del campo).

81



8. Conclusiones y recomendaciones

v

La distribucidn de las propiedades petrofisicas 3D esta determinada por los parametros del

variograma, obtenidos mediante el modelado.

La especificacion de las caracteristicas de las celdas 3D (reticula) condicionan los

procesos de estimacidn y simulacién de las propiedades.

La estimacion de la distribucion de propiedades petrofisicas, que se adapté a la naturaleza
de los datos de los pozos considerados, es el kriging ordinario y el de simulacion

secuencial gaussiana. Debido a la naturaleza fractal de los datos.

EL rango de varianza en la interpolacion lineal fractal determina la resolucion de la

distribucion de la propiedad.

La interpolacién fractal mediante el método de adicion aleatoria sucesiva de Liu, se

presenta como una alternativa eficiente en el modelado fractal de pseudopozos.

La geometria fractal es una herramienta no convencional en los procesos de

caracterizacion estatica de yacimientos.

El método fractal es una alternativa a considerar en la interpolacion de modelos de las

propiedades petrofisicas directamente sin generar pseudopozos.

El método de reescalamiento R/S, previo a la distribucién del coeficiente de Hurst para

este escenario es eficiente y fiable.

Los registros geofisicos se pueden considerar formados por tendencias periddicas y
aleatorias. La componente aleatoria es caracterizada en términos del coeficiente de Hurst,

y a partir de él se modelan fractalmente pseudopozos.
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v' Este método de distribucion 3D de propiedades petrofisicas en el espacio para
caracterizacion estatica de yacimientos, es el paso previo a la simulacién de los

yacimientos.

v" Del analisis de los resultados podemos afirmar que el modelado fractal es una herramienta

eficaz y complementaria en la caracterizacion de yacimientos.

v' Se estim6 que la Formacion Oficina en el campo presenta prospectos de interés en el
sector central y algunos hacia el sureste del campo, corroborando la informacion previa
obtenida de los analisis con métodos convencionales en el 2014.

v’ Se determind que las arenas de la regién central presentan buena interconexion poral con
ramificaciones en profundidad y hacia el sur, aumentando las posibilidades de ser rocas

almacén de hidrocarburos.

v’ El analisis de las propiedades de arena neta petrolifera corroboro que las arenas del centro
se encuentran impregnadas de hidrocarburos con cantidades de interés econémico para la

explotacion.
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10. Anexos

Codigo anexo 1 (datos)

load Data_GRN.txt
s=Data_GRN(:,3);
N=length(s);
fl1=figure;

t=1:N;

T=(4*t/N);

plot(T,s, 'b')
xlabel('Frecuencia')

ylabel('Porosidad’)

Codigo anexo 2 (exponent de Hurst)

for i=1:20

m=floor(N/(2*i));

for j=1:i;
r=s(1+(j-1)*m:j*m);
M=mean(r);
x=(r-M);
V=cumsum(x);
R(j)=max(V)-min(V);
S(j)=std(r);

end

tau(i)=m;

RS(i)=mean(R./S);
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end

f2=figure;
plot(log10(tau),log10(RS),'d")
xlabel('log(\tau)')
ylabel('log(R/S)')

hold on
g=polyfit(logl10(tau),log10(RS),1);
t=2.8:.01:4.4;

y=q(1)*t+(q(2));
plot(t,y,'s','LineWidth',2)
text(3.8,1.5,['y=" num2str(q(1)),'x' num2str(q(2))],'FontSize',12)
hold off

Codigo anexo 3 (Dimension fractal)

ini=20;
for j=ini:60;
del=floor(N/j);
s1=s(1:del:(N-del));
s2=s(del:del:N-1);
k= j-ini+1;
L(k)=sum(sqgrt(del*2+(s2-s1).22))"0.5;
delta(k) = del;
end
f3=figure;
del=(delta-mean(delta))./std(delta);
gd=polyfit(del,L,1);
pd=polyval(gd,del);
plot(delta, pd, '-g',delta,L,'dk')
xlabel('log(\delta)')
ylabel('log(L)")
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yd=qd(1)*t+qd(2);

text(800,183,['y=" num2str(qd(1)),'x' num2str(qd(2))],'FontSize',12)
H1=2-qd(1);

fraction=(qd(1)-q(1))/a(1);

Codigo anexo 4 (Varianza lineal entre puntos medios)

load P3.txt
load P2.txt
a= P3(:,5);
b= P2(:,5);
A=length(a);
B=length(b);
VO=var(a)/2;
Vi=var(b)/2;
NO=[0,VO0];
Nf=[1,V1];

H=0.7303;

N1=[(Nf(:,1)+NO(:,1))/2,(var(a)/(2"2*H)*1)*(1-((2*(2*H))/4))/2]
N2=[(N1(:,1)+NO(:,1))/2,(var(a)/(2"2*H)"2)*(1-((2"(2*H))/4))/2]
N3=[(N2(:,1)+NO(:,1))/2,(var(a)/(2"2*H)"3)*(1-((2"(2*H))/4))/2]
N4=[(N3(:,1)+NO(:,1))/2,(var(a)/(2"2*H)"4)*(1-((2"(2*H))/4))/2]
N5=[(N4(:,1)+NO0(:,1))/2,(var(a)/(2"2*H)"5)*(1-((2"(2*H))/4))/2]
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