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Resumen. Durante décadas, la evaluacion de los yacimientos carbonatados ha
sido una importante prioridad para los investigadores y productores de petrdleo y
gas, pero los retos que plantean éstas rocas tan heterogéneas parecen ser infinitos.
Desde la exploracion inicial hasta las etapas avanzadas de produccion,
geocientificos, petrofisicos e ingenieros trabajan en conjunto para obtener la
mayor informacién posible de sus datos, para producir el maximo de reservas del

subsuelo.

Este estudio se refiere a la caracterizacion de la roca carbonatica a nivel de
Jurdsico Superior Kimmeridgiano (JSK), mediante la integracion de la
informacion de los analisis de nicleos convencionales y especiales pertenecientes
al Campo Alfa ubicado geograficamente en el Golfo de México frente a las costas

de los Estados de Tabasco y Campeche.
Los resultados del estudio establecieron que, el ambiente de depodsito de la roca

JSK del campo Alfa, ocurrié principalmente en ambiente de banco oolitico en

aguas poco profundas, rodeado por caracteristicas de plataforma media, los tipos

v



de porosidades determinadas son caracteristicas de ambientes diagenéticos vadoso
y freatico, producto de procesos de disolucion (moldica y oquedad),
dolomitizacion (intercristalina acompafiada de moldica y oquedad, fracturas) y de

actividad tectdnica (fracturas).

El estudio concluyé que la roca JSK del campo Alfa es extremadamente
heterogénea, observandose que las mayores porosidades (30%) y permeabilidades
(1.650 mD) se ubicaron el area central del campo donde existe el mayor
fallamiento, que la mayor parte del campo esta dolomitizado, y que la roca se
caracteriza de una combinacion de los distintos tipos de roca (mega, macro, meso,

Mmicro y nanoporoso).
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INTRODUCCION

Durante décadas, la evaluacion de los yacimientos carbonatados ha sido una
importante prioridad para los investigadores y productores de petrdleo y gas, pero
los retos que plantean €stas rocas tan heterogéneas parecen ser infinitos. Desde la
exploracion inicial hasta las etapas avanzadas de produccion, geocientificos,
petrofisicos e ingenieros trabajan en conjunto para obtener la mayor informacion

posible de sus datos, para producir el maximo de reservas del subsuelo.

Un porcentaje significativo de las reservas de petroleo y gas se encuentra
entrampado en los yacimientos carbonatados fracturados; mas del 60% de las
reservas comprobadas de petroleo del mundo y el 40% de las reservas mundiales
de gas. Si bien el incremento de la produccion de petrdleo y gas de los
yacimientos carbonatados quizd no sea la Unica solucion para satisfacer la
demanda energética pronosticada, esta claro que estos yacimientos desempefaran

un rol cada vez mas importante en el futuro de la industria petrolera.

Debido a su complejidad y heterogeneidad, los yacimientos carbonatados son
considerados dificiles para estimar en forma precisa su explotacion. En su
mayoria son yacimientos naturalmente fracturados y contienen fracturas que van
desde microscopicas aisladas hasta agrupamientos de varios kilémetros de ancho,
que se denominan enjambres o corredores de fracturas. Estas fracturas crean
almacenamiento y trayectos complejos para el movimiento de los fluidos que
tienen impacto en la caracterizacion de yacimientos y, en ultima instancia, el

desempefio de la produccion y la recuperacion total.

En los campos de desarrollo, la caracterizacion de la roca tiene influencia
significativamente sobre el manejo de las estrategias de perforacion,
mejoramiento de perfiles de produccion y en la posterior aplicacion de métodos de
recuperacion secundaria y/o mejorada. El conocimiento de las rocas ayuda a

reducir la incertidumbre sobre el conocimiento del subsuelo y a realizar mejores



estimaciones de reservas, asi como a entender el comportamiento de produccion

de los pozos.

Este estudio de caracterizacion de la roca carbonatica a nivel de Jurasico, se
realizara mediante la integracion de la informacion de los andlisis de nucleos
convencionales y especiales pertenecientes al Campo Alfa ubicado
geograficamente en el Golfo de México frente a las costas de los Estados de
Tabasco y Campeche, aproximadamente a 140 kilémetros al Noreste de la
Terminal Maritima Dos Bocas, en Paraiso, Tabasco, y a 95 km de Ciudad del

Carmen, Campeche, entre las isobatas de 70 y 80 m.

El campo en estudio pertenece a la Provincia Petrolera Sureste, esta provincia se
ubica en el sureste de México, quedando comprendida en su parte terrestre,
principalmente en el Estado de Tabasco, parte norte de Chiapas, occidente de
Campeche y extremo sureste de Veracruz, extendiéndose hacia la actual

plataforma continental de esta region del Golfo de México.

La Provincia Petrolera Sureste es la cuenca productora de aceite mas importante
de México (figura 1). La principal roca generadora son calizas arcillosas del
Tithoniano de distribucion regional, localmente se tienen calizas arcillosas del
Cretécico y lutitas del Mioceno. Los hidrocarburos se encuentran almacenados
principalmente en carbonatos del Cretacico, carbonatos y areniscas del Jurasico
Superior, brechas carbonatadas del Paledgeno y areniscas del Néogeno en trampas

estructurales y combinadas de diferentes edades.

Los campos mas importantes de la cuenca son Cantarell, Ku-Malob-Zaap, J.A.
Bermudez, Jujo-Tecominoacan. Esta provincia alcanzé su maximo historico de
mas de 4.0 millones de barriles de petrdleo crudo equivalente por dia en el 2004.
La produccion acumulada de la provincia es de 41.4 MMMbpce. Las reservas 3P

son de 23.3 MMMbpce, al 1 de enero de 2010.



Los recursos prospectivos evaluados de la cuenca abarcan el 31.96 % de los
recursos totales de toda la Republica Mexicana, con una media de cerca de 16.7

MMMbpce, al 01 enero 2009.

Cuencas productivas

Bl Aceite y gas
B Gas

Sabinas
Aguas Protundas
Tampico A Golfo de
Recursos prospectivos  Misantia : ' Mexico

al 1 de enero de 2009
miles de millcnes
Cuenca Crudo equivalente
Burgos 31
Golfo de México profundo 295
Sabinas 03
Sureste 16.7
Tampico - Misantla 1.7
Verscnuz 07
Plataforma de Yucatén 0.3
Total 52.3 sureste
Fuente: PEMEX, Exploracion y produccion
Figura 1. Ubicacién del 4area en estudio — Cuencas del Sureste.

En el desarrollo del Trabajo Especial de Grado se presenta de una manera practica
los conceptos tedricos elementales y la metodologia para efectuar la
caracterizacion de la roca mediante la integracion de analisis de nucleos en

yacimientos carbonaticos a nivel de Jurasico.



PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

El campo en estudio (Alfa) se encuentra en la etapa de desarrollo con un gran
potencial como campo productor de petroleo, asi como econémico. Este proyecto
de investigacion propone integrar los datos de andlisis convencionales y
especiales de nucleos para la determinacion de calidad de roca dependiendo de la
interrelacion entre la porosidad, permeabilidad, tamafio de las gargantas de poros,
comportamiento de presion capilar, informacion petrografica y de fracturas. La
caracterizacion de la roca presente en el yacimiento permitird disminuir la
incertidumbre inherente al conocimiento de la geologia y mejorar el

entendimiento de produccion del campo.



OBJETIVO

OBJETIVO GENERAL

e (aracterizar la roca mediante la integracion de analisis de nucleos en
yacimientos carbonaticos a nivel de Jurasico, en la cuenca del Sureste de

México.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Determinar los tipos de roca presente en el area de estudio.

e Integrar la descripcion sedimentaria de nucleos, andlisis de presion capilar,

tipo de roca y fracturas.

e Determinar el medio ambiente de depdsito del area en estudio.

e (aracterizar la roca a nivel de Jurasico presente en el campo Alfa.



CAPITULO 1

MARCO REFERENCIAL



El presente capitulo muestra los fundamentos tedricos e historicos donde se apoya

el desarrollo y analisis de este trabajo especial de grado.

1.1. CARBONATOS

Los carbonatos constituyen los sedimentos y rocas sedimentarias mas abundantes
después de los clasticos terrigenos. Los carbonatos se forman fundamentalmente
por procesos quimicos, bioquimicos y biologicos, en contraste con los procesos de
meteorizacion y erosion de otras rocas preexistentes. La casi totalidad de los
carbonatos se forman en medio marino, en ambientes costeros u oceanicos
tropicales donde la sedimentacion clastica es minima o no existe. Estos carbonatos
se desarrollan como arrecifes, plataformas, atolones, bancos, monticulos y
rampas, asi como en la forma de depodsitos pelagicos en los océanos, para lo cual
se requiere de una serie de condiciones en la formacion y acumulacion de estos
sedimentos. En algunos ambientes lacustres de clima tropical y lagos con una
evaporacion alta, también se pueden formar carbonatos. Los carbonatos para su
formacion, bien sea, por medio de precipitacion directa o a través de los
organismos cuando construyen sus caparazones y esqueletos calcareos, dependen
de la salinidad y temperatura y temperatura de las aguas, del pH, de las presiones
parciales del dioxido de carbono, del oxigeno y del pH alcalino, favorece la

precipitacion del carbonato de calcio.

La caliza

Es una roca sedimentaria compuesta mayoritariamente por carbonato de calcio
(CaCOs3), generalmente calcita, aunque frecuentemente presenta trazas de
magnesita (MgCO3) y otros carbonatos. También puede contener pequeiias
cantidades de minerales como arcilla, hematita, siderita, cuarzo, etc., que

modifican (a veces sensiblemente) el color y el grado de coherencia de la roca.



. La calcita es el mineral mas estable que existe de carbonato de calcio. Su
formula quimica es CaCO; (Carbonato de Calcio). La calcita constituye el
4% en peso de toda la corteza terrestre. La dureza en escala de Mohs es de 3
y su densidad de 2.71 gr/cm?. desde el punto de vista de solubilidad, la

calcita reacciona fuerte con el acido clorhidrico, produciendo efervescencia.

La dolomia

Es una roca sedimentaria de origen quimico compuesta basicamente de dolomita,
cuya composicion quimica es carbonato de calcio y magnesio [CaMg(COs)2]. Fue
distinguida de la caliza por el gedlogo francés D. Dolomieu en el siglo XVIIIL. La
dolomia debe contener al menos 50% de dolomita; si contiene menos e€s una

caliza dolomitica. Se considera pura cuando ese porcentaje pasa del 90%

. La dolomita es un mineral compuesto de carbonato de calcio y magnesio,
que pertenece al grupo de los carbonatos. Su férmula quimica es
CaMg(COs3)2. Abunda en la naturaleza en forma de roca dolomitica. Su
dureza en escala de Mohs esta entre 3.5 a 4 y su densidad es de 2.86 a 3.10

gr/cm?.

1.2. FABRICA DE ROCAS CARBONATICAS

Fabrica cristalina: constituida por cristales generados por procesos de
precipitacion directa, recristalizacion o reemplazamiento (calizas espariticas,

pseudoesparitas, dolomias cristalinas, etc.).

Fabrica clastica: Es la constituida por clastos carbonaticos, tanto intracuencales
como extracuencales. Este tipo de fabrica es la comun de las calcarenitas, donde
los clastos son granos carbonaticos intracuencales (IC). Las rocas detriticas
integradas por granos carbondticos extracuencales (EC) corresponden a

sedarenitas (calclitita; Folk, 1962).



Fabrica organégena: Es la constituida por bioconstrucciones desarrolladas por

organismos coloniales (arrecifes de coral, estromatolitos, etc.).

1.3. COMPONENTES DE ROCAS CARBONATICAS

Componentes esqueléticos: son restos completos o fragmentados de esqueletos
calcareos construidos por organismos (animales o plantas) a través de procesos
bioquimicos. En general constituyen granos (skeletal grains) y son muy
importantes, ya que a partir de ellos podremos caracterizar el ambiente de
sedimentacion, luminosidad, energia..., siempre que no estén resedimentados en

ambientes distintos en los que vivieron. Diferenciaremos entre:

e Algas y cianobacterias: algas rojas, algas verdes, cocolitos y
cianobacterias.

e Anélidos

e Braquiopodos

e Briozoos

e (orales

e Equinodermos

e Esponjas

e Foraminiferos

e Moluscos

e Ostracodos

e Radiolarios

Componentes no esqueléticos: en este grupo se incluyen aquellos granos que no
son restos esqueléticos (non-skeletal grains), y que se forman por diferentes

procesos: fisicos, fisico-quimicos y bioquimicos. Podemos encontrar:

e C(Coated grains

e Litoclastos



e Peloides y pellets

e Granos compuestos

Otros componentes: Ademas de los componentes carbonaticos de origen
intracuencal (esqueléticos y no esqueléticos), en una roca carbonatica podemos

encontrar otros tipos de componentes:

e Granos intracuencales no carbonaticos (INC)

e Granos extracuencales no carbonaticos (ENC)

1.4. DIAGENESIS EN CARBONATOS

Los complejos de carbonatos recientes y antiguos se caracterizan por una gran
complejidad en cuanto a sus ambientes y facies que presentan, lo cual trae consigo
una gran variedad en cuanto a la biota presente, caracteristicas texturales de las
rocas y los sedimentos, variaciones en los factores fisico-quimicos, etc. En lo que
se refiere a los reservorios de carbonatos, la gran heterogeneidad en la porosidad y
permeabilidad se deriva mayormente de las influencias diagenéticas que ocurren
en los ambientes y facies iniciales. La diagénesis de carbonatos involucra todos
los procesos de disolucion, solucion, cementacion, litificacion y alteracion de los
sedimentos durante el intervalo entre la depositacion y el metamorfismo. Estos
factores diagenéticos permiten preservar la porosidad inicial o modificarla en su
totalidad, creando una porosidad secundaria completamente diferente a la original.

(Méndez, 2009).

Dentro de los procesos diagenéticos se pueden diferenciar:
e Bioturbacion
e Micritizacion

e Compactacion

e (Cementacion
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e Disolucién
e Recristalizacion

e Dolomitizacidon-dedolomitizacion

1.5. DOLOMITIZACION

La dolomitizacion es la conversion de minerales de CaCOs en dolomitas
CaMg(COs3)2, debido reemplazo del Ca por el Mg en el enrejado cristalino, o por
la formacion directa del CaMg(COs3), debido a soluciones ricas en Mg con
respecto al Ca en combinacion con factores fisico-quimicos. La formacion de
dolomita es favorecida por una relacion baja de Ca?"/Mg?*, Ca’'/COs*,
Ca’’/HCO?*, y por altas temperaturas. Determinadas consideraciones cinéticas,
bajo los parametros anteriores y en ciertas condiciones de baja o alta salinidad,
favorecen la dolomitizacion. Cuando las condiciones termodinamicas y cinéticas

son combinadas se puede favorecer la dolomitizacion en determinados ambientes:

e Ambientes de salinidad variable pero que respecto a los parametros
cinéticos y termodinamicos existe saturacion con respecto a la dolomita
(zona de mezcla de agua metedrica/agua de mar, ambientes inframareales
someros de salinidad normal a hipersalina, ambientes supramareales

hipersalinos, ambientes esquizoalinos)

e Ambientes alcalinos (procesos de resolucion o fermentacion por accion

bacterial, aguas subterraneas alcalinas).

e Ambientes con temperaturas mayores de 50°C (ambientes del subsuelo o

con la presencia de aguas hidrotermales).

11



1.6. POROSIDAD EN CARBONATOS

La porosidad en las rocas carbonaticas sedimentarias resulta de una serie de
procesos los cuales pueden se depositacionales o postdepositacionales. El
conocimiento de estos procesos, asi como sus causas y origenes, es necesario para
comprender la historia de formacion de los sedimentos y rocas, al igual que el
posible potencial que pueda existir como reservorio de hidrocarburos.
Generalmente, se trata de interpretar la porosidad en rocas carbonaticas utilizando
ciertas analogias con las areniscas y limolitas, principalmente en lo que respecta a
las porosidades primarias. Esto sin embargo puede no ser beneficioso, dado las
variaciones de caracter genético que presentan las porosidades en carbonatos. Por
otra parte, los procesos diagenéticos son particularmente activos en los carbonatos
alterando de manera general las porosidades iniciales y creando otras. Estos
mismos procesos poseen menor importancia cuantitativa en areniscas y limolitas,
por lo que se hace mas sencillo realizar una evaluacion de porosidades y

permeabilidades relativas.

Los sedimentos de carbonato presentan una alta porosidad y permeabilidad para el
momento de la depositacion en la mayor parte de las facies. Esta porosidad
primaria puede ser tan alta como 70% y la misma involucra porosidades
interparticulas o intergranurales, e intraparticulas (derivada de los espacios

porosos esqueletales) principalmente.

Las diferencias entre las porosidades primarias y secundarias en las rocas
carbonaticas son mucho mas amplias que en las areniscas. La porosidad inicial
que comunmente puede exhibir una roca carbondtica o sedimentos calcareos, es
mayor que en una arenisca, pero esta porosidad se reducira considerablemente por
los factores diagenéticos que operardn en los sedimentos y rocas. Las
modificaciones postdepositacionales en las areniscas causadas por la cementacion
y compactacion, pueden traer alteraciones en las porosidades, las cuales se
traducen, principalmente, en cambios en la posicion y en la forma de los poros. En

la mayor parte de los carbonatos el sistema de poros inicial puede cambiar
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totalmente por causa de la diagénesis operada, resultando en una porosidad
secundaria, la cual puede ser mayor que la inicial, pero en muchos casos puede ser
considerablemente menor. En lo que respecta al tipo de porosidad, en las areniscas
por lo general es interparticula o intergranular, mientras que, en los carbonatos,
dependiendo de la facies presente, biota, y los procesos que sobre la roca han

actuado, es mucho mas amplia.

La forma de los poros y el tamaio de los mismos estin estrechamente
relacionados en las areniscas con la forma, tamafio y escogimiento de los granos y
particulas. En los carbonatos, estas relaciones son mucho menos dependientes. El
tamafio de los poros guarda una pequefia relacion con las particulas, mientras que
la forma puede ser totalmente independiente de las mismas. Hay excepciones,
como la porosidad presente en formaciones de facies de oolitas, la cual guarda una
estrecha relacion con éstas, siempre y cuando la cementacion posterior no haya
sido muy intensa. Las soluciones pueden ser causa importante en las
modificaciones de la porosidad inicial de los carbonatos. La cementacion puede
destruir totalmente la porosidad inicial, mientras que, en las areniscas, el cambio

puede ser parcial y, en todo caso siempre menor que los carbonatos.

El clima puede ser un factor importante en la preservacion, modificacion o
creacion de porosidades nuevas. Cuando los carbonatos son expuestos a la erosion
y meteorizacion aérea, las porosidades primarias relacionadas con facies de oolitas
y bioclastos pueden preservarse mejor. En teoria, la diagénesis en las zonas
vadosa y freatico meteorica es menor por las escasas precipitaciones. En climas
himedos la diagénesis es mas activa por la mayor precipitacion de aguas
meteoricas y disolucion de carbonatos (Wagner, 1994). Los minerales
metaestables como el aragonito originaran porosidades del tipo moldico y de
oquedad (vug). En areas de grandes precipitaciones la disolucion puede ser
intensa, originando relieves de tipo carst y sistemas de cavernas o zonas de
colapso. Sin embargo, es necesario que el carbonato disuelto no precipite en la
misma zona puesto que de esta manera la porosidad adquirida se perdera por la

cementacion posterior.
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Para describir la porosidad en lamina delgada empleamos la clasificacion de

Choquette & Pray (1970), que contempla: el tipo basico de porosidad, tiempo de

formacion, tamafno de los poros, y volumen de poros referido al volumen total de

la roca (se estima en %). Ver figura 2.

La porosidad puede ser selectiva o no de fabrica y contempla los siguientes tipos

basicos:

- Porosidad selectiva de fabrica (relacionada con los elementos de la fabrica):

Interparticula

Intraparticula

Fenestral

Refugio (Shelter)

Estructura de crecimiento (Growth-framework)
Intercristalina

Moldica

- Porosidad no selectiva de fabrica (producida durante la diagénesis):

Fractura
Canal
Vug

Caverna

- Selectiva o no de fabrica:

Brecha
Horadacion (Boring)
Bioturbacién/madriguera (Burrow)

Encogimiento (Shrinkage)
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FABRIC -SELECTIVE NON-FABRIC-SELECTIVE FABRIC-SELECTIVE
OR NOT

Intercrysial Burrow BuU

- Porosity

Moldic L=

Cavem

Figura 2. Clasificacion de porosidad de Choquette y Pray (1970).

1.7. CLASIFICACION DE ROCAS CARBONATICAS

Las clasificaciones usadas en rocas carbonaticas pueden ser agrupadas en cuatro
tipos:

e Descriptivas

e Genéticas

e Quimicas

e Texturales.
Para clasificar una roca de carbonato es necesario diferenciar los tres
constituyentes principales: grano, matriz y cemento. Los granos o particulas
pueden derivarse de componentes de bioclastos (moluscos, corales, foraminiferos,
algas, briozoarios, etc.) o de origen inorganico como los ooides. La matriz puede
variar con el contenido de carbonatos y clasticos. Una matriz con predominio de

carbonatos, generalmente se denomina micrita. Los cementos se originan por



precipitaciones quimicas y el tipo de cemento dependera del ambiente

sedimentario y diagenético.

Clasificacion de Dunham (1962)
Distingue dos tipos generales de carbonatos (rocas y sedimentos carbonaticos); (1)
los que presentan textura deposicional reconocible, y (2) los que presentan textura

cristalina, no siendo posible reconocer la textura deposicional.

1.- Carbonatos con textura deposicional reconocible:

e Boundstone: Los componentes originales se encuentran ligados durante la
sedimentacion debido a la accion de organismos bioconstructores (corales,
algas rodoficeas, cianobacterias, etc.).

e QGrainstone: Textura grano-soportada y sin matriz micritica. El espacio
intergranular puede estar ocupado por cemento.

e Packstone: Textura grano-soportada y con matriz micritica. El espacio
intergranular esta ocupado por micrita.

e Wackestone: Textura matriz-soportada con mas del 10% de granos.

e Mudstone: Textura matriz-soportada con menos del 10% de granos.

2.- Carbonatos cristalinos cuya textura deposicional no es reconocible.

La clasificacion de Dunham (1962) es muy practica, tanto para rocas como para

sedimentos. Ver figura 3.

Clasificacion de Embry y Klovan (1971)
Esta clasificacion se muestra en la figura 3 y complementa la clasificacion de
Dunham, afiadiendo cinco nuevos tipos:
e Rudstone: Textura grano-soportada, en la que los “clastos" tienen un
tamaifio > 2 mm y estan en una proporcion superior al 10%.
e Floatstone: Textura matriz-soportada, en la que los “clastos" tienen un
tamaifio > 2 mm y estan en una proporcion superior al 10%.

e Dentro de los boundstones diferencian los siguientes tipos:
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e Framestone: Tipo de bioconstruccion en la que los organismos construyen
armazones rigidos (Ej.: arrecifes de corales).

e Bindstone: Tipo de bioconstruccion por organismos (esqueléticos o no)
que incrustan y atrapan el sedimento (Ej.: estromatolitos).

e Bafflestone: Tipo de bioconstruccion en la que los organismos atrapan

sedimento por efecto pantalla (Ej.: mud mounds).

Textura deposicional reconocible & Textluira |
Componentes originales no unides Compenentes organicamente g,
durante la sedimentacion unides durante el de| recanocible
Con lodo calcareo (micrita) o o N '
[tamane limo fino v arcilla] ;?;:‘:iza P e > 1w Boundstone

Textura |POFQranos | Textura
L loddo-sostenica

Textura Textura i
lodo-sostenida |gm nidal  <in lodo sostenida |(puede dividirse en 3 tipos

3 or granos | de acuerdo con la forma de |-
< > calcareo F > g,,.,,. las estructuras organicas) /- - A7 ¥
104 grance 10% grance Troirin
Mudstone |Wackestone | Packstone | Grainstone | Floatstone | Rudstone | engrupos | unidas | comucain® | Cristalina
i 3 S =] separados rigida

)

Framestane

Figura 3. Clasificacion de Dunham modificada por Embry & Klovan (1971).

Clasificacion de Folk (1962)

Folk establece una clasificacion de calizas teniendo en cuenta las proporciones
relativas de los tres constituyentes basicos: granos (aloquimicos), matriz micritica

y cemento esparitico (ortoquimicos).

Diferencia tres tipos basicos de calizas: aloquimicas (con >10% de granos),
micriticas (con <10% de granos) y biolititas. Dentro de las calizas aloquimicas
distingue entre: calizas espariticas (espacio intergranular ocupado por esparita) y
calizas micriticas (espacio intergranular ocupado por micrita). Esta clasificacion
se muestra en la figura 4.

Una de las limitaciones de esta clasificacion es que no se puede aplicar a

sedimentos.

Criterio utilizado: proporciones relativas de los componentes autdctonos de la

roca carbonatada (aloquimicos o aloquenos, matriz, cemento).
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Entrada al cuadro de clasificacion:
1) - Calizas o dolomias con textura deposicional reconocible (I, IL, III, IV)
- Dolomias y calizas recristalizadas (V)

2) Calizas o dolomias con textura deposicional reconocible:

2.1. Porcentaje relativo de aloquimicos de la fraccion total de carbonatos
presentes:

e >10% (IyID)

o <10% (III)

2.2 Porcentaje relativo de tipos de granos autoctonos (referido al 100% de los
granos). Importancia relativa de los distintos tipos de granos: mayor importancia a

granos con caracteristicas genéticas mas especificas (intraclastos y oolitos)

2.3 Micritas (III)

<1-10 % aloquimicos

<1 % aloquimicos

Dismicritas: barros micriticos que presentan espacios de morfologia caracteristica
(fenestrales u ojos de pajaro) debido a burbujas de gases por putrefaccion de

materia organica o bien bioturbacion.

Dolomicritas: barros micriticos que han sufrido un proceso de dolomitizacion
temprana; su textura es micritica y su composicion dolomitica.
2.4 Biolititas (IV): término genérico usado por Folk para las calizas

bioconstruidas.

3) Dolomias o calizas sin textura deposicional reconocible (o sélo muy

parcialmente)

3.1 Fantasmas reconocibles

3.2 Sin fantasmas
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Por su caracter de granos aldoctonos, los extraclastos y terrigenos no son

considerados dentro de la clasificacion.

Calizas y Dolomias con textura depositacional reconocible [in textra depasitacional recono
Calizas, calizas delomitizadas y dolomias primarias cible. Dolomias de reemplaza
iento y Calizas recristalizadas
1 Il mn 12 v
<10% aloquemos =10% aloquemas us
Compaosicion &E —
: on fantasmas i
] = Sin
SZI:EEE:OS icri 1-10% <1% g;g de:mgr:‘:ss | fantasmas
q esparita=micrita micrita>esparita aloguemas aloquemos gﬁ evidentes
at
=250, Intraclastos infradolamita Dolomia
: i = Rt afanitica
Intraclastos et LIS Micrita con
intraclastos
©
w = , Dolomia
>2 §% acesparita comicrita % Doides B Oodolomita granc
Qoides = ] iy fing
=2 Micrita con @
@ 2 ooides A= E
8 ] Ty k i . Dolomia
=] ,,, i £
|5 - hioesparita biomicrita i £E ] Biodolomita | grana fino
o 2 oE
g o E E Bioclastos g2
= z -z
= |22 g |Micrtafosllifers)l & Dolomia
g |8¢% hiopelesparita biopelmicrita | 8 e Peldolomia o
| [s] 5 e e o =< o r%ed io
v |RE E
na Pelaides £
VP o -
= pelesparita pelmicrita Mp|c:r'|0t?dr§n ete. Dgr'g.::'a
grueso
Figura 4. Clasificacion de Folk (1962).

1.8. POROSIDAD

Es la medida del espacio intersticial, espacio existente entre grano y grano, y se
define como la relacion entre el volumen poroso y el volumen total de la roca,
entendiéndose por volumen poroso, al volumen total menos el volumen de los
granos o solidos contenidos en dicha roca. La porosidad representa la capacidad
que tiene una roca de almacenar los fluidos, por lo que para que un yacimiento sea
comercialmente productivo debe tener una porosidad suficiente para almacenar un
volumen apreciable de hidrocarburos. Por tanto, la porosidad es un parametro

muy importante de las rocas reservorio.

Clasificacion de la porosidad

La porosidad puede clasificarse de dos formas, segun la comunicacién de los

poros y segun el origen el tiempo de deposicion de las capas.
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Segun la comunicacion de los poros:

e Porosidad absoluta o total (¢1): es la fraccion del volumen total

correspondiente al volumen total de poros, estén o no interconectados

e Porosidad efectiva (¢e): es la fraccion del volumen total correspondiente al
volumen de poros conectados entre si. Es la que se mide en la mayoria de
los porosimetros y es en realidad la que interesa para la estimacion de
petréleo y gas en sitio, dado que solo los volumenes de hidrocarburos
almacenados en los poros interconectados, pueden ser extraidos

parcialmente del yacimiento.

Segun su origen y tiempo de deposicion de las capas:

e Porosidad primaria (¢p): es aquella que se desarrolla u origina en el
momento de la depositacion del estrato. Los poros formados en esta forma
son espacios vacios entre granos individuales de sedimento. Este tipo de
porosidad es propia de las rocas sedimentarias como las areniscas
(detriticas o clasticas) y calizas ooliticas (no-detriticas), formandose

empaques del tipo cubico u ortorrombico

e Porosidad secundaria o inducida (¢s): es aquella que se forma a posteriori,
debido a un proceso geologico subsecuente a la depositacion del material

del estrato o capa. Esta porosidad puede ser:

o Porosidad en solucion, formada por la disolucion del material
solido soluble constitutivo de las rocas

o Porosidad por fractura, originada en rocas sometidas a varias
acciones de diastrofismo

o Porosidad por dolomitacion, proceso mediante el cual las calizas se

convierten en dolomias, las cuales presentan mayor porosidad.
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1.9. PERMEABILIDAD

La permeabilidad es una propiedad inherente a la roca, que proporciona una
medida de la facilidad con la cual los fluidos se mueven en un medio poroso. Para
que un medio poroso sea permeable, sus poros deben estar conectados, por lo que
la permeabilidad se encuentra relacionada con la porosidad efectiva, pero no

necesariamente con la porosidad absoluta.

La permeabilidad se expresa en unidades de area, siendo el Darcy la unidad mas
utilizada. Un medio poroso tiene la permeabilidad de un Darcy, cuando un fluido
(monofase), que tiene viscosidad de un centipoise, se mueve en ese medio, en
condicion de flujo viscoso a la velocidad de un cm/seg, a través de una seccion de

un cm2, con un diferencial de presion de una atmosfera (760 mm de Hg).

Clasificacion de la permeabilidad

De acuerdo a las fases presentes en el medio poroso, se tiene:

e Permeabilidad Absoluta (k): Es aquella que posee un medio poroso 100%
saturado por una unica fase.

e Permeabilidad Efectiva (kei, 1 = 0, w, g): Es aquella que corresponde a una
determinada fase cuando fluyen en el medio poroso dos o mas fases. Las
unidades son las mismas que para la permeabilidad absoluta. El valor de la

permeabilidad efectiva siempre es menor que la absoluta.

Ofkeo, keg, kew < k

e Permeabilidad Relativa (ki, 1 = o, w, g): Es el cociente entre la

permeabilidad efectiva de una fase y la permeabilidad absoluta.

kri = kei’k
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1.10. PRESION CAPILAR

Se define presion capilar (Pc) como la diferencia de presion a través de la
interfase, o también como las fuerzas retentivas, que impiden el vaciamiento total
del yacimiento. Las fuerzas capilares presentes en el yacimiento se originan por la
accion molecular de dos o mas fluidos inmiscibles (petroleo, agua y gas) que
coexisten en dicho medio. La evidencia mas comun se observa al colocar un tubo

capilar en un recipiente con agua y ver como el agua sube por dentro del tubo.

La prueba de determinacion de la presion capilar por inyeccion de mercurio,
consiste en inyectar mercurio a una roca de porosidad conocida, la presion
incrementa hasta niveles predeterminados y cuando se alcanza el equilibrio de
presion el volumen de mercurio inyectado es medido. Dado a que la porosidad de
la muestra es conocida, con el volumen de mercurio se determina el porcentaje del
volumen total de los poros saturados de mercurio. Este procedimiento es repetido
varias veces a diferentes presiones hasta obtener el perfil de garganta de poro de la

muestra (Amyx, 1960).

Las curvas de presion capilar se utilizan para evaluar el flujo de fluidos en
yacimientos, por lo tanto, el proceso de inyeccion de mercurio en las muestras de
roca es similar a la ocupacion del espacio entre los poros por los hidrocarburos,
conocido como drenaje, debido al drenaje de la fase mojante por agua en el

yacimiento.

1.11. SATURACION DE FLUIDOS

Los sedimentos al depositarse lo hacen conteniendo agua del ambiente
sedimentario correspondiente en el espacio poroso intergranular, es decir, que se
depositan conteniendo 100% de agua connata en el espacio poroso. La saturacion
de fluidos de una roca es, por lo tanto, la relacion entre el volumen de fluidos
contenido en su espacio poroso y su volumen poroso total. A medida que la roca

es soterrada, cierta fraccion de la saturacion de agua (Sw) connata puede ser
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remplazada por hidrocarburos si la roca constituye una trampa estructural o
estratigrafica. Por esta razon la saturacion irreducible de agua (Swix) de los
yacimientos estan por debajo de un 50% del espacio poroso en la mayoria de los

casos pudiendo llegar a un 60% o mas en arenas de grano fino y muy arcilloso.

El supuesto general es que el yacimiento estuvo inicialmente repleto de agua y
que, a lo largo del tiempo geologico, el petrdleo o el gas formados en otro lugar,
migraron hacia la formacioén porosa, desplazando el agua de los espacios porosos
de mayor tamafio. Sin embargo, los hidrocarburos que migran nunca desplazan
toda el agua intersticial. En efecto, hay una Swir o inicial, representada por el
agua retenida por tension superficial sobre la superficie de los granos, en el

contacto entre los granos y en los intersticios mas pequefios.

1.12. PETROFACIES

Una petrofacies puede ser definida como una unidad de roca con propiedades
petrofisicas similares y una relacion consistente entre porosidad, permeabilidad,
saturacion de agua y radio de garganta de poro, representando unidades con

caracteristicas de flujo de fluidos similares.

El analisis de la data de la permeabilidad al aire (ki) y de la porosidad (¢) en
forma aislada, puede dar una idea erronea de la calidad de la roca. Analizando la
data de k. y ¢ a través de la relacion ka/¢ o de los métodos de Winland — Pittman,
es mas efectivo la determinacion de la calidad de almacenamiento y flujo de

fluidos de una roca.

Por ejemplo; en una seccion del yacimiento, un aumento de la porosidad
manteniendo constante la k, indica que los poros comienzan a ser mas numerosos
y mas pequefios, por lo que el area superficial de los poros se incrementa. Al
existir mayor superficie disponible para el fluido mojante, el agua para el caso de

yacimientos hidrofilos, la saturacion irreducible de agua también se incrementa,
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disminuyendo, de esta forma, el espacio disponible para el almacenamiento de
hidrocarburos en los poros. Ademas, si el tamafio de los poros decrece, el tamafio
de las gargantas porales también disminuye. Dado a eso, un yacimiento con mayor
porosidad para el mismo valor de permeabilidad, posee gargantas porales de

menor tamafio a través de las cuales el fluido puede fluir.

1.13. MICROFACIES - ESTANDAR

Wilson (1975, en Boggs (1992)) y Fliigel (2004), en particular han propuesto usar
los datos de microfacies carbonatadas para establecer un numero restringido de
tipos de microfacies principales que sirven como modelos para todas las
microfacies carbonatadas, independientemente de las edades de las rocas
carbonatadas. Estas microfacies estan referidas como standard microfacies types
(SMF); y pueden ser agrupadas dentro de “zonas” de facies, las cuales son usadas
luego para construir un modelo depositacional generalizado para las rocas

carbonatadas. (figura 5 y tabla 1).

1 2 3 4 5] 6 Vi 8 9 Facka.
Facies
Plataforma Margen de Margende | pjataforma | Plataforma | Plataforma | Plataforma | Appient
Cuenca de mar abierto| Plataforma | Foreslope | piataforma retrabajada| abierta restringida | evaporitica Lo
profunda de arrecifes (lagoon) (sabkha)
Nivel del mjar
Nivel de ol | N q 5606
ey e S R
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11,1213, 8,9,10 16,17,18,19, Tipos de
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Figura 5. Ambientes de depositacion generalizados, zonas de facies y tipos de SMF

Esquema de Wilson (1975). Tomado de Boggs (1992).
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Tabla 1. Microfacies SMF propuestas por Wilson (1975).

STANDAR MICROFACIES TYPES (SMF)
SMF NOMBRE CARACTERISTICAS
ESPICULITA oscura, rica en organismos, mudstone o wackestone arcilloso, conteniendo espiculas de
1 tamafio limo, las espiculas estan comunmente orientadas y reemplazadas por calcita
" pedquefios bioclastos y peloides con una textura grainstone o packstone, ondulitas en
CALCISILTITA MICROBIOCLASTICA .
2 escala milimétrica, comunmente laminados
Matriz de micrita, con granos de arena fina o limo dispersos constituidos por
MUDSTONE O WACKESTONE PELAGICO microfésiles pelagicos (ej:radiolarios o globigerinidos) o megafauna (ej: graptolites o
3 bivalvos de concha delgada)
. granos desgastados de caracter robusto originalmente, puede consistir en bioclastos
MICROBRECHA O PACKSTONE BIOCLASTICO-
LITOCLASTICO derivados localmente y/o litoclastos previamente cementados; tambien puede incluir
4 cuarzo, chert, u otros tipos de fragmentos de carbonato; comunmente gradados.
constituido principalmente de bioclastos derivados de organismos que habitan los
PACKSTONE FLOATSTONE O GRAINSTONE BIOCLASTICO flancos y la parte superior de los arrecifes; rellenos geopetales o infiltrados por
5 sedimento fino en cavidades encubiertas comunmente
RUDSTONE ARRECIFAL grandes bioclastos y organismos de la parte superm}' y flancos del arrecife; sin material
6 en forma de matriz
constituidos por organismos sésiles (in situ ). Pueden ser llamados framestone si se
constituyen por agregados masivos y de formas robustas, bindstone si estan
BOUNDSTONE constituidos por incrustaciones lamelares enmarafadas construyendo cavidades y
capas incrustadas de micrita, y bafflestone si su composicién es de complejos y
7 delicadas masas de micrita, vagamente peleteados con formas frondosas.
WACKESTONE WHOLE FOSIL organismos sésiles inmersos en micrita, el cual contiene algunos bioclastos dispersos,
8 infauna y epifauna bien preservada
WACKESTONE BIOCLASTICO O MICRITA BIOCLASTICA sedimentos micriticos que contiene fragmentos de diversos organismos mezclados y
9 homogenizados por bioturbacion; los bioclastos pueden estar micritizados .
PACKSTONE-WACKESTONE CON BIOCLASTOS los sedimentos exhiben inversion textural, los granos muestran evidencia de formacion
10 DESGASTADOS Y CUBIERTOS EN MICRITA en ambientes de alta energia pero contiene matriz lodosa
‘GRAINSTONE CON BIOCLASTOS CUBIERTOS POR " - . foiaumy
bioclastos cementados con cemento esparitico; los bioclastos pueden estar micritizados
11 CEMENTO DE ESPARITA
; constituido por un depdsito de conchas de ciertos tipos de organismos dominantes (ej:
COQUINA, GRAINSTONE O RUDSTONE BIOCLASTICO
12 algas, conchas o crinoideos); carece de matriz lodosa
13 GRAINSTONE BIOESPARITICO CON ONCOIDES constituido principalmente por oncoides en un cemento esparitico
LAGS particulas cubiertas y desgastadas; puede incluir ooides y peloides que son ennegresidos
14 y manchados de hierro; con fosfatos; tambien puede incluir litoclastos aléctonos
bien seleccionada, bien formada, ooides recubiertos multiplemente que van de 0.5 a
OOLITA, GRAINSTONE DE OOIDES 1.5mm de diametro; fabrica comunmente muy empaquetada; cruza los estratos
15 invariablemente.
probablemente pellets fecales; pueden ser mezclados con ostracodos o foraminiferos;
PELSPARITA O GRAINSTONE PELOIDAL i .
16 puede contener ldaminas gruesas gradadas y una fabrica fenestral.
GRAINSTONE O GRAPESTONE PELSPARITICO mezclas de facies de peloides aislados, peloides aglutinados y granos agregados
17 (grapestones y lumps); puede incluir algunos granos recubiertos.
18 GRAINSTONE DE FORAMINIFEROS O ALGAS consiste en concentraciones cominmente mezcladas con peloides
laminada a bioturbada, mudstone o wackestone peleteado; puede gradar a pelsparita
LOFERITA con fabrica fenestral; la asociacion de ostracodos y peloides es comun en mudstone;
19 tambien puede incluir micrita con foraminiferos dispersos, gasterépodos y algas
20 MUDSTONE DE ESTROMATOLITOS DE ALGAS estromatolitos
21 ESPONGIOSTROMA fabrica de algas ramificadas en sedimento fino limo-lodo
22 MICRITA CON ONCOIDES GRANDES wackestone o floatstone que contienen oncoides
MICRITA PURA HOMOGENEA SIN FOSILES Y SIN i d " i | -
23 LAM|NAC|()N micrita; puede contener cristales de minerales evaporiticos.
RUDSTONE O FLOATSTONE CON LITOCLASTOS GRUESOS| clastos comunmete constituidos de micrita o calcisilitita sin fosiles, y puede tener un
24 Y/O BIOCLASTOS arreglo de lado o imbricado; puede estar cruzando los estratos; matriz esparcida.
alternancia de carbonato cristalino fino (caliza, dolomita) la cual puede ser inducido
MUDSTONE EVAPORITICO- CARBONATADO LAMINADO microbialmente y estratos diagenéticamente deformados con cristales de evaporita
25 (yeso)
acumulaciones de pisoides autéctonos y aléctonos, con variedad de formas, tamafios de
CEMENTSTONE, RUDSTONE Y PACKSTONE CON milimetros a centimetros, pisoides densamente empaquetados, comunmente
PISOIDES cementados por cementos metedricos. Los nicleos de los pisoides son usualmente
26 pisoides rotos o cortezas de cemento.

No obstante, para una morfologia de rampa, las SMF de Wilson (1975) presentan
ciertas variaciones debido al control que ejerce el transporte durante las tormentas,
el crecimiento de mounds (Fliigel 2004). De este modo, Fliigel (2004) propuso las
ramp microfacies types (RMF) comparables en algunos casos con las SMF. Si

bien las RMF no poseen el caracter estandar de las SMF, su utilizacion permite la
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caracterizacion de cinturones de facies y superficies de valor estratigrafico
dificilmente reconocibles macroscopicamente en este tipo de ambiente. (Figura 6

y tabla 2).

Lagoon
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olas del piso oceéanico
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i H — N
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i
; | Frecuente retrabajamiento i
Raros efectos |  Poco frecuente ! por tormentas :
de tsunamis |  retrabajamiento por | ' Llanuras mareales/
| tormentas | ! sabkha
i i ;
i ' !
T T
Cuenca ! Rampa externa | Rampa media :‘ Rampa interna
Figura 6. Subdivisiones de ambientes sobre una rampa carbonatica homoclinal.

Modelo propuesto por Fliigel para los tipos de RMF en una rampa homoclinal (Wright y
Burchette, 1992).

Tabla 2.Microfacies tipo RMF para una rampa homoclinal propuestas por Fliigel (2004).

Ramp Microfacies Types (RMF)
RMF Nombre Tipo de Caracteristicas
rampa
1 Calcisiltita y Mudstone con | Externa Fragmentos esqueletales muy finos,
peloides espiculas de esponjas y algunas veces
finamente laminado.
2 Mudstone y Wackestone Externa | Pocos foraminiferos aglutinados, ostracodos
arcilloso con bioturbacion y equinodermos.
3 Wackestone y Packstone Externa Diversos y abundantes fosiles (bivalvos,
bioclastico con braquiopodos y equinodermos) y peloides;
bioturbacion granos esqueletales no desgastados, es
comun la preservacioén de fosiles enteros.
4 Wackestone y Packstone Externa Consiste de pequerios peloides, peguefios
peloidal litoclastos y bioclastos.
5 Mudstone pelagico Externa Contiene microfosiles plancténicos y fésiles
nectonicos de mar abierto (ej: amonites)
6 Grainstone peloidal y Externa Gradado, laminado y con estratificacion
bioclastico cruzada fina (tempestitas).
74 Packstone bioclastico Media Abundantes equinodermos, bivalvos y
foraminiferos; granos esqueletales
desgastados.
8 Packstone y Wackestone Media Contiene varios granos esqueletales,
con bioturbacién intraclastos, oncoides y peloides.
9 Wackestone, Packstone y Media Con intraclastos micriticos y bioclastos
Floatstone con bioclastos e derivados de rampa, puede contener algunas
intraclastos microbrechas.
10 Conglomerados de Caliza Media Rampa distalmente empinada (distally
steepened ramp)
11 Margas con intraclastos y Media Rampa distalmente empinada (distally
guijarros de caliza steepened ramp)
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Tabla 2. Microfacies tipo RMF para una rampa homoclinal propuesta por

Fliigel (2004).

(Cont.)
il
17
18
19
20
21 Packstone y Fioatstone Interna Oncoides aglutinados, con granos
con oncoides esqueletales, sedimentarios y cuarzo
terrigeno.
22 Caliza o Mudstone Interna Micrita finamente laminada: con escasos
dolomitico fasiles de ostracodos y foraminiferos.
23 Bindstone Fenestral Interna Fabrica de algas ramificadas en sedimento
fino limo-lodo.
24 Mudstone y Packstone Interna
intraclastico
25 Bindstone con laminas de | Interna Contiene cristales evaporiticos (yeso).
evaporitas y carbonatos
26 Grainstone y Packstone Interna Contiene varios granos esqueletales
bioclastico de grano medio bentonicos.
a grueso
27 Grainstone y Packstone interna Compuesto de pocos granos esgieietaies
bioclastico dominantes (ej: predominantemente
equincdermos o predominantemente
foraminiferos).
28 Floatstone y Rudstone Interna Exhibe una fabrica altamente desordenada.
bioclastico
29 Grainstone con ooides Interna Presenta ooides concéntricos densamente
empaquetados.
30 Grainstone y Packstone Interna Presenta abundantes fragmentos de
con coides y conchas conchas.




1.14. AMBIENTES DEPOSITACIONALES - ZONAS DE FACIES

Wilson (1975) sugiere un modelo general para los depodsitos de carbonatos que
comprenden nueve cinturones de facies principales correspondientes a nueve
ambientes carbonatados principales (figura 5). Las principales caracteristicas de

los cinturones de facies son:

Zona de facies 1: lutitas negras y lodolitas carbonatadas; depositadas en un
ambiente de cuenca de agua profunda, comtinmente por debajo del nivel de
oxidacion.

Zona de facies 2: calizas muy fosiliferas con laminas de lutita; depositadas en
una plataforma de mar abierto por debajo del nivel de base de las olas de tormenta

(storm-wave) pero por encima del nivel de oxigenacion.

Zona de facies 3: calizas de grano fino, gradadas a no gradadas, posiblemente
contienen bloques exoticos derivados del foreslope; depositados en la base del

foreslope.

Zona de facies 4: calizas de grano fino a grueso, con brechas y bloques exoticos
depositados hacia el foreslope de mar adentro (foreslope seaward) del limite de la

plataforma; escombros de carbonatos derivados del cinturén de facies 5.

Zona de facies 5: acumulaciones organicas (arrecifes y otros biohermos)
compuestos de varios tipos de boundstones; particularmente framestones que
integran el limite o borde de la plataforma carbonatada pero puede no estar

presente en todas las plataformas carbonatadas.

Zona de facies 6: arenas carbonatadas retrabajadas seleccionadas (calcarenitas)
compuestas particularmente de granos esqueletales derivados del cinturon de
facies 4 y 5; los ooides también son comunes; depositados en aguas muy someras
inmediatamente hacia las acumulaciones orgdnicas o, si las acumulaciones

organicas no estan presentes hasta el limite de la plataforma.
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Zona de facies 7: depositos de carbonatos mixtos que pueden incluir arenas
carbonatadas derivadas del cintur6n de facies 6, wackestones, mudstones; posibles
laminas de lutita o limo; parches de arrecifes u otros biohermos pueden estar
presentes, depositado en aguas someras en una plataforma abierta donde la

circulacion del agua es normal.

Zona de facies 8: Wackestones bioclasticos, arenas litoclasticas y bioclasticas,
mudstone carbonatados con pellets, estromatolitos, ldminas de lutita o limo;
depositados en aguas someras o en una plataforma interior donde la circulacion

del agua puede estar restringida.

Zona de facies 9: dolomitas nodulares y anhidritas (en plataformas donde las
condiciones evaporiticas existen); estromatolitos, lodos y limos siliciclasticos;

depositados en una zona intermareal a supramareal.

Fliigel (2004) sugiere un modelo general de microfacies asociado a carbonatos
depositados en rampas, el cual comprende microfacies de rampa exterior,

microfacies de rampa media y microfacies de rampa interior o somera. (figura 6).

Rampa exterior: los granos esqueletales comunmente se encuentran bien
preservados, comprende mudstones, wackestones y packstones, algunas capas de

tempestitas (grainstones). Comprende los tipos RMF 1, 2, 3,4, 5y 6.
Rampa media: los granos esqueletales a menudo se encuentran desgastados, los
equinodermos son comunes, comprende mudstones, wackestones, packstones y

algunos grainstones. Comprende los tipos RMF 2, 3,5,7,8,9,10,11y 12.

Rampa interior: Comprende ambientes marinos abiertos, protegidos, de bancos

de arena, de lagoon y perimareales.

e Los ambientes marinos abiertos estdn caracterizados por una buena

circulacion de agua; comprende los tipos RMF 13, 14y 15.
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e Los ambientes protegidos presentan una circulacion de agua restringida;
comprende los tipos RMF 16, 17 y 18.

e Los ambientes de bancos de arena caracterizados por grainstones y
packstones bioclasticos; comprende los tipos RMF 26, 27, 28, 29 y 30.

e [Los ambientes de lagoon comprenden los tipos RMF 17, 19 20 y 21.

e Los ambientes perimareales comprenden los tipos RMF 19, 22, 23, 24 y
25.

1.15. ANALISIS DE NUCLEOS

Los analisis de nucleos deben establecerse con tiempo en programa de
perforacion. Igualmente deben considerarse los requerimientos de perforacion,
geologia e ingenieria. Los objetivos incluyen el método de muestreo, en la seccion
del fluido de perforacion, en el manejo de los nucleos, y en el programa de las

pruebas convencionales y especiales que se practicaran en el analisis de nucleos.

A partir del andlisis de los nucleos, se tienen un conjunto de datos muy valiosos
para los diferentes especialistas relacionados con la geociencia, como por ejemplo
la litologia, porosidad, permeabilidad, interfaces petréleo-agua, gas-petroleo y
saturacion de fluidos. Esta informacion es fundamental para la caracterizacion de

la roca.

Para los ingenieros de perforacion, la mecénica de la roca proporciona

informacion mas detallada a considerar en los futuros proyectos de perforacion.

1.16. ANALISIS CONVENCIONAL DE NUCLEOS

Comprende la determinacion de las saturaciones de fluidos a partir de las muestras
recibidas en el laboratorio calentandolas hasta que se remueve todo el liquido por
evaporacion, los volimenes de agua condensada y petroleo se miden

determinando de esta manera las saturaciones y el volumen de poro. Estas
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saturaciones generalmente tienen poco significado cuantitativo porque los nucleos

han sido lavados violentamente por un filtrado de lodo y ademas estan sujetos al

descenso de la presion mientras que son traidos a la superficie. Sin embargo, los

datos sobre la saturacion de los fluidos pueden ser de valor bajo ciertas

condiciones, por ejemplo, las saturaciones de petréleo de nticleos que hayan sido

cortados con lodo a base agua no son representativas de petroleo residual por la

inyeccion de agua, pero con frecuencia pueden ayudar a determinar los contactos

de los fluidos en el yacimiento.

Otros analisis convencionales que se realizan para un estudio mas detallado son:

Perfil de rayos gamma de superficie: ayudan a correlacionar y ajustar las
profundidades del nucleo. También ayudan a identificar los intervalos de
nicleos y conocer la litologia de la roca, asi como también mediante
tecnologias computarizadas las caracteristicas y orientacion de las

fracturas del nucleo.

Perfil de e gamma espectral: cumple con el mismo objetivo de los rayos
gamma, obteniendo las radiaciones individuales de los elementos de
Uranio, Torio y Potasio, lo cual ayuda a identificar el tipo de arcilla

existentes en la formacion y capacidad de intercambio de cationes.

Estudio de fracturas: se han desarrollado equipos como el gonidmetro
electromagnético operado con computadora para realizar analisis
detallados de las caracteristicas y orientacion de las fracturas en nucleos,
asi como también determinar en forma precisa la direccion y angulo de
buzamiento de los planos, tal como se muestran en los yacimientos. Esta
informacion se puede utilizar para planificar la exploracion futura y la
produccion de yacimientos fracturados, asi como la historia tectonica a

través del nucleo.
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Densidad de granos: se obtiene mediante la medicion directa del volumen
de grano con el porosimetro de Helio y posteriormente division con el

peso de la muestra seca.

Analisis granulométricos: se realiza en muestras de rocas no consolidadas
o friables que pueden ser disgregadas, manteniendo la integridad de los

granos.

1.17. ANALISIS ESPECIALES DE NUCLEOS

Se utilizan analisis especiales para calcular con exactitud el petrdleo original en

sitio y permitir calcular la eficiencia de la extraccion de petroleo por varios

mecanismos de empuje. Estos analisis especiales y su aplicacion se general se

describen seguidamente.

Presion Capilar: se usa para conocer la distribucion de saturacion de agua
en el yacimiento y correlacionar las saturaciones de agua con

permeabilidad o porosidad y altura por encima del contacto agua-petroleo.

Permeabilidad y porosidad con presion de sobrecarga: se lleva a cabo
mediante un instrumento disefiado para medir porosidad y permeabilidad a
presion de sobrecarga. Con ello se obtienen datos mas representativos de
porosidad que permiten calcular con mayor exactitud el volumen de
hidrocarburo en sitio y de permeabilidad, para comparar con pruebas de
restauracion de presion para mejorar el modelado y seguimiento del

yacimiento.

Compresibilidad de la roca: valor utilizado para determinar la reduccion

del volumen poroso durante la caida de presion en el yacimiento.
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e Humectabilidad de la roca: indica la preferencia de la roca por agua o por
petroleo. Esta presencia controla la distribucion e fluidos en un
yacimiento. Las medidas de humectabilidad contribuyen en la evaluacion
de resultados de estudios especiales en los planes de recuperacion

mejorada del petroleo.

e Propiedad eléctrica: estas medidas se definen para una formulacion dada y
son usadas en el célculo de porosidad y saturacion de agua de los perfiles
eléctricos. Estas propiedades refinan los calculos de los perfiles y evitan el
uso de constantes existentes en la literatura, los cuales presentan
desviaciones. Los Parametros de la Resistividad de la Formacion (a, m, y
n): son Unicos para un yacimiento especifico y necesitan ser medidos en
muestras de nucleo del yacimiento para permitir la evaluacion exacta de
los registros eléctricos de fondo para la determinacion de la saturacion de

agua.

1.18. DESCRIPCION SEDIMENTOLOGICA DE NUCLEOS

La descripcion de nucleos consiste en la identificacion de las caracteristicas
litologicas, deposicionales, estructurales y diagenéticas de wun ntcleo
seleccionado. Las descripciones cualitativas y cuantitativas del nticleo proveen las
bases para el correcto muestreo, analisis de facies y posteriores estudios de

yacimientos.

La descripcion sedimentaria incluye litologia, color, estratificacion (espesor,
contactos, marcas erosionales, etc.), estructuras sedimentarias evidentes, texturas
(tamafo, angulosidad / redondez y clasificacion de granos), composicion (granos,
cementos y fosiles), tipos de porosidad, macro y microfosiles (planctonicos y
bentonicos), caracteristicas diagenéticas y tectonicas, bioturbacion, icnofosiles,
grado de impregnacion de aceite, fluorescencia relativa y un medio ambiente de

deposito probable.
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Estudio de petrografia en laminas delgadas

Este analisis tiene como objeto la caracterizacion de la textura, mineralogia y
porosidad de la roca. Suministra informaciéon de la relacion espacial de las
texturas, macro estructural, matriz, cemento y porosidad. Las laminas delgadas
son tratadas con técnicas de tefiido con alizarina y acido clorhidrico al 15% para
establecer los minerales y cementos de tipo dolomitico. El reconocimiento de los
diferentes minerales y cementos postsedimentarios, permite estimar una

ocurrencia relativa de los procesos diagenéticos.

La descripcion petrografica para carbonatos incluye la determinacion de la
textura, tipos de granos (aloquimicos y terrigenos), matriz detritica, cementos y
porosidad. La terminologia de la textura carbonatada utilizada es de acuerdo con

la Clasificacion de Dunham (1962).

Estudio de diagénesis

Consiste en identificar e interpretar de manera macro y microscopicamente,
aquellos eventos fisicos y quimicos que afectaron a los sedimentos posteriores al
deposito. Estos eventos se clasifican generalmente como diagénesis temprana y

diagénesis tardia.

En el estudio diagenético se realiza una construccion cronoldgica de los procesos
diagenéticos y se elabora la secuencia paragenética. También se detectan todos

aquellos cambios fisicos, quimicos, texturales y mineraldgicos de la roca.

El estudio engloba la revision de los aspectos generales y a detalle de las rocas,
por lo que se procede a identificar caracteristicas macroscopicas tales como
fracturas, concreciones, nddulos, etc., asi como caracteristicas microscopicas tales
como microfracturas, sobrecrecimientos, minerales autigénicos, neomorfismo,
disolucion, migracion de hidrocarburos, inclusiones fluidas, reemplazamientos,

eventos de cementacion, etc.
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El estudio diagénesis se apoya en imagenes de nicleo entero, lamina delgada,
microscopio electronico, catodoluminiscencia e inclusiones fluidas. También
toma en cuenta otra informacion como puede ser registros geofisicos, analisis de

aguas, pruebas de presion, etc.

Estudio con microscopio electrénico de barrido (MEB)

El analisis realizado con el MEB ayuda a la evaluaciéon de la porosidad y
conectividad de los poros, tamafio de garganta de poro, tipos de minerales
autigénicos, asi como el origen, distribucion, morfologia y composicion quimica

de las arcillas y cementos.

Analisis de difraccion de rayos X (DRX)

La difraccion de rayos X es una de las técnicas para examinar la estructura,

propiedades y composicion de todo tipo de materiales organicos e inorganicos.

El analisis DRX ademas de proporcionar informacion sobre la concentracion de
los minerales en la muestra, genera informacion sobre las caracteristicas
estructurales de cada fase mineral como, los parametros de celda unitaria, tamafio

de grano, posiciones atomicas, entre otros datos.

1.19. CORTE DE NUCLEOS

Para seleccionar los nucleos debe tomarse en cuenta la profundidad de corte, la

cual a su vez depende de varios factores entre ellos:

1. Tipo de pozo: Exploratorio, Desarrollo

2. Tipo de informacion requerida: Geologica, Yacimientos, Perforacion
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Para los casos de pozos exploratorios, se requieren evaluar los horizontes que por
correlacion tienen posibilidades de ser productores. Se cortan de 1 a 2 nucleos por
intervalo dependiendo del andlisis de los primeros nucleos. Asi mismo, se busca
obtener informacion geoldgica adicional como: litologia, textura, edad,

depositacion, planos de fractura, porosidad, permeabilidad y saturacion.

Para casos de pozos de desarrollo, la informacion requerida depende de los
antecedentes de produccion de pozos de correlacion; distribucion de porosidades,
distribucion de permeabilidades, permeabilidades relativas, saturacion residual de

aceite, mojabilidad, contacto agua aceite, presion en el volumen poroso.
Por lo general se corta un nucleo en cada una de las formaciones que son

productoras en los pozos de correlacion.

1.20. TIPO DE NUCLEOS

Las operaciones de fondo permiten la obtencion de diferentes tipos de nticleos:

e Nucleos convencionales: es adecuado cuando se tienen formaciones

compactas

e Nucleos encamisados: es preferible en formaciones suaves, quebradizas o

semiconsolidadas

e Nucleos orientados: pueden identificar estructuras diagenéticas y

sedimentarias a gran escala, asi como fracturas.
e Nucleos presurizados: permite obtener muestras que mantengan, lo mas

cerca las condiciones originales, composicion y las propiedades

representativas del yacimiento
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e Nucleos de pared: se utiliza para recuperar pequefias muestras tras las
formaciones ya perforadas a una profundidad determinada y por lo general

ya se han analizado los registros.

1.21. FACTORES QUE AFECTAN LA CALIDAD DE LA INFORMACION
OBTENIDA DE LOS NUCLEOS

El lavado de la roca por medio de los fluidos que penetran durante la perforacion
provocan un desplazamiento de los fluidos originales (reduccion del contenido de

hidrocarburos e incremento del contenido de agua).
Los cambios de presion y temperatura instantaneos, provocan un efecto durante la

medicion de la permeabilidad, porosidad, el factor de cementacion y el exponente

de saturacion.
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CAPITULO I

MARCO GEOLOGICO
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2.1. MARCO TECTONICO Y ESTRUCTURAL DE LA PROVINCIA
PETROLERA SURESTE DE MEXICO

La Provincia del Sureste limita al occidente con la Cuenca de Veracruz, al sur con
el cinturén plegado y cabalgado de la Sierra de Chiapas, al cinturén plegado de la
Sierra de Chiapas, al oriente con la Plataforma de Yucatan y al norte se extiende
como la porcion de aguas profundas de la Provincia Salina del Istmo como se

puede observar en la figura 7.

Con la apertura del Golfo de México en el Triasico Tardio-Jurasico Temprano,
esta provincia inicia una etapa de rift que creé una serie de horts y grabens y que
culminoé a finales del Jurasico Medio, pasando a una etapa de deriva (drift) hasta
principios del Cretacico Temprano. Durante esta etapa el bloque Yucatan
incluyendo al area de la Sonda de Campeche, se desplazd rotando en contra de las

manecillas del reloj hasta alcanzar su posicion actual en el Jurasico Tardio.

Al igual que las demas provincias que circundan el Golfo de México, desde el
inicio de la etapa de deriva a principios del Jurasico Tardio y durante el Cretacico,
esta region se comporta como un margen pasivo. Desde finales del Cretacico
hasta el Oligoceno, conforme el bloque Chortis se desplazé hacia el sureste a lo
largo del sistema de falla Motagua-Polochic, una deformacion compresiva
equivalente en parte a la Orogenia Laramidiana afect6 el sur de la provincia
produciendo plegamientos suaves en las rocas jurdsicas y cretacicas de la Sierra
de Chiapas. La carga tectonica produjo una antefosa hacia el noreste del cinturon
de pliegues y transpresion en la parte sur de la provincia. Durante el Oligoceno
tardio se presenta un periodo de quietud tectonica al disminuir el movimiento
relativo de las placas Norteamericana y Caribefia. Durante el Mioceno, al
continuar el desplazamiento del Bloque Chortis hacia el este y establecerse el
centro de expansion de Cocos sobre la Trinchera Mesoamericana al sur de
México, se produjo la deformacion Chiapaneca. Este evento produjo deformacion
por desplazamiento lateral izquierdo y reactivo el cinturdn de pliegues y fallas de
la Sierra de Chiapas. En la Provincia del Sureste este evento se manifiesta

principalmente por una compresion con tendencia hacia el noreste que cred
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pliegues de orientacidon noroeste-sureste en rocas mesozoicas y del paledgeno del
Pinar Reforma-Akal. A principios del Mioceno medio, por efectos de transtension
producida a lo largo del limite con la plataforma de Yucatan inici6 la deformacion
de la Cuenca Macuspana. Es probable que los cinturones plegados de Catemaco,
Agua Dulce y Marbella conformados por pliegues del Mioceno medio de
orientacién noreste-suroeste hayan sido producidos en parte para compensar la
apertura de la Cuenca de Macuspana. Posteriormente, en el Plioceno, inicia el
colapso gravitacional hacia el noroeste y la evacuacion de sal, lo que dio lugar a la
formacion de la Cuenca de Comalcalco y acentud la Cuenca de Macuspana. Este

régimen distensivo continua en la actualidad.

_| @ Campos de acsite
B Campos de gas
| R Plataforma de
S Yucatan
€} Comalcalco Provincia

s ) Filar Reforma-Akal “;S;Ié?gnd;; i:;T;JS

{® Macuspana porundas)
@) Salina del Istmo

18°N

Figura 7. Ubicacion, Subprovincia y principales campos de la Provincia del Sureste.

Fuente: Schlumberger. (2010). México Well Evaluation Conference. Capitulo 1.

Con base en su evolucion tecténica y caracteristicas actuales la Provincia del
Sureste se subdivide en 3 subprovincias cada una con estilos estructurales propios

como se muestra en la figura 8.
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Figura 8. Secciones estructurales a través de la Provincia del Sureste mostrando el
estilo estructural de cada Subprovincia. Tomado de Robles-Nolasco, Robles-Nolasco et al y

Reyes et al. Fuente Schlumberger. (2010). México Well Evaluation Conference. Capitulo 1.

El area de estudio se encuentra en la Subprovincia de Pilar Reforma-Akal,
ubicado entre la Falla de Comalcalco al oeste-noroeste y la Falla de Frontera al
este-sureste, limitado al sur con la Sierra de Chiapas y al noreste con las cuencas
de Comalcalco y Le-Akach, al sureste con la Cuenca de Macuspana y al noreste
con la Plataforma de Yucatan. Se caracteriza por pliegues y cabalgaduras de edad

mioceno-pliocénica y orientacion noreste-sureste que afectan rocas mesozoicas y

41



del Paledgeno, generalmente con una ligera curvatura concava hacia el suroeste,
con niveles de despliegue en horizontes arcillosos y evaporiticos del Oxfordiano y
Calloviano y vergencia hacia el noreste. Los pliegues estan localmente afectados
por almohadillas y diapiros de sal, fallas normales con caida al este y oeste y
listricas con inclinacion al noroeste y orientacion norte-sur y noreste-suroeste del

Plioceno. Ver figura 10.

2.2. ESTRATIGRAFIA Y SEDIM,ENTACI(')N DE LA PROVINCIA
PETROLERA SURESTE DE MEXICO

Se infiere que el basamento en esta provincia es similar al que se ha detectado en
la Sierra de Chiapas y Plataforma de Yucatin, donde estd constituido por
granitoides y esquistos paleozoicos como parte de una corteza continental
adelgazada que conforma horst, grabens y medios grabens producidos durante la
apertura del Golfo de México. Los depoésitos sedimentarios inician con una
secuencia de lechos rojos de la Formacion Todos Santos derivados de la erosion
del basamento y rocas volcanicas depositadas en grabens durante el Triasico
Tardio y Jurasico Temprano (figura 9). Sobre estas rocas se acumularon depositos
de sal durante el Calloviano producto de la evaporacion del agua de mar, con

anhidritas y lechos rojos hacia las partes expuestas.

Sobre la sal se establecen en esta provincia condiciones marinas normales a fines
del Calloviano y principios del Oxfordiano y se depositan calizas de cuencas
carbonosas, calizas de rampa externa, grainstones ooliticos de rampa interna que
pasan transicionalmente hacia la Sierra de Chiapas y hacia la Plataforma de
Yucatan a sedimentos siliciclasticos costeros evaporiticos y continentales del
Grupo Ek-Balam y de la Formacion San Ricardo. Los grainstones ooliticos
oxfordianos no solo se restringen a la rampa interna, sino que también se
desarrollan alrededor de levantamientos diapiricos incipientes de la sal subyacente
en la rampa media y externa. Estas condiciones se mantienen en el
Kimmeridgiano con el depdsito de la Formacion Akimpech, pero a finales de este

periodo y a principios del Tithoniano se produce una transgresion que hace
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retroceder las facies someras de rampas carbonatadas y los clasticos continentales
de la Formacion Todos Santos hacia el sur y hacia el este de la provincia. Durante
el Tithoniano predominé el depdsito de mudstones arcillo-carbonosos y capas de
lutitas calcareas negras que constituyen la principal roca generadora de la
provincia. Hacia las partes altas, bordeando las zonas emergidas, se presentan
facies de dolomias, grainstones ooliticos, evaporitas, areniscas arcillosas en la

zona que ahora corresponde a la Sierra de Chiapas.

Para el Neocomiano estas facies se depositan con un patron progradante,
quedando cubierta casi toda la provincia por calizas dolomiticas de facies someras
y calizas arcillosas pelagicas en el extremo norte. Durante este tiempo comienza el
desarrollo de la plataforma de Artesa-Mundo Nuevo. Desde el Barremiano el
comportamiento se vuelve retrogradante, depositandose anhidritas y dolomias de
la Formacion Coban sobre clésticos continentales de Todos Santos en la Sierra de
Chiapas y culminando con una maxima inundacion a finales del Aptiano, cuando

se depositaron en la provincia calizas arcillosas y lutitas.

En el Albiano se reestablece en la mayor parte de la provincia la sedimentacion
marina carbonatada somera, depositandose las calizas y dolomias con
intercalaciones de lutitas y bentonitas de las Formaciones Akal y Sierra Madre.
Hacia las partes mas profundas en el norte se depositaron calizas pelagicas
arcillosas con bandas de pedernal. A fines de Cenomaniano se inicia una
transgresion que culmina en el Turoniano con el ahogamiento de grandes areas de
las plataformas preexistentes y el deposito de calizas arcillosas y lutitas calcéreas
de aguas profundas sobre las calizas de agua somera. Sin embargo, en la parte sur
y sureste de la provincia asi como en la plataforma Artesa-Mundo Nuevo el
depdsito de calizas de agua somera continud hasta el Santoniano y en la parte mas
austral hasta el Maastrichtiense, depositandose calizas bentoniticas e
intercalaciones de lutitas equivalentes a las formaciones a las formaciones San
Felipe y Méndez y de la Formacion Jolpabuchil en las partes profundas al norte,
brechas carbonatadas de la Formacion Chac a lo largo del talud de la plataforma y

calizas de plataforma de la Formacion Angostura hacia el sur y oriente.
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En el Cretacico Tardio se depositd un grueso paquete de brechas carbonatadas con
clastos de calizas someras como un delantal (apron) a lo largo del talud. Estas
rocas constituyen los principales yacimientos en el campo Cantarell y han sido
denominados Formacion Cantarell (Canti-Chapa y Landeros-Flores, 2001). Una
teoria alternativa establece que estos depositos fueron originados principalmente
por el impacto que cre6 el Crater de Chicxulub en el limite Cretacico-Terciario y
que provoco el colapso del margen occidental de la Plataforma de Yucatan. Hacia
las partes internas de la plataforma también se depositaron sobre las calizas de la
Formacion Angostura brechas carbonatadas de la parte inferior de la Formacion
Soyald del Paleoceno. Las brechas fueron cubiertas por calizas arcillosas y lutitas
de aguas profundas de la Formacion Abkatun en la parte marina, asi como por
limolitas, lutitas y capas de brechas carbonatadas de la Formacion Soyald del

Paleoceno hacia el sur.

Para mediados del Paleoceno la sedimentacion en la provincia pasd a ser
predominantemente siliciclastica debido a los efectos laramidicos. Para el Eoceno
se depositaron conglomerados aluviales y fluviales en las partes proximales de la
parte sur que pasaban transicionalmente a ambientes deltaicos, costeros y de
plataforma siliciclastica hacia el norte con el desarrollo de algunos crecimientos
arrecifales de parche y sedimentacion de agua profundas mas al norte. Durante el
Eoceno Tardio y Oligoceno disminuye la actividad tectoénica y el aporte
siliciclastico y se establecen condiciones carbonatadas en las partes mas someras
hacia el sur de la provincia. La distribucion y acumulacion de los sedimentos
siliciclasticos derivados del sur empieza a ser controlado por la deformacion
salina, sobre todo en la parte noroeste de la provincia en donde se presentan
ambientes de aguas profundas. En la zona correspondiente a la plataforma de

Yucatan predominé la sedimentacion carbonatada durante todo el Paledgeno.

Durante el Mioceno el inicio de la deformacion Chiapaneca provoco
levantamiento y erosion con el consecuente incremento del influjo terrigeno y la
progradacion de los sistemas de plataforma desde el sur dando lugar al depésito

de areniscas y lutitas bentoniticas. En el Mioceno Medio, como resultado de la
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trans-tension producida por la deformacion Chiapaneca, tuvo lugar a la formacion
de la Cuenca de Macuspana donde se favorecio la acumulacion de un gran espesor
de arenisca y limolitas de facie de plataforma y complejos deltdicos dominados
por el oleaje progradante hacia el noroeste. El deposito de estos sedimentos estuvo
influenciado por el fallamiento listrico, la evacuacion de arcillas oligocénicas y

por el oleaje progradante hacia el noroeste. El depdsito de estos sedimentos estuvo
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Figura 9. Columna estratigrifica de la Provincia del Sureste. Fuente: Schlumberger.

(2010). México Well Evaluation Conference. Capitulo 1.
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influenciado por el fallamiento listrico, la evacuacion de arcillas oligocénicas y
por esfuerzos compresivos que produjeron la inversion de las fallas listricas. El
evento Chiapaneco en la Cuenca Salina del Istmo y Provincia Salina del Golfo
Sur se manifestd con la formacion de pliegues de orientacion noreste-sureste de
los cinturones plegados de Catemaco, Agua Dulce y Marbella y eventos de
evacuacion de sal desde el extremo sur hacia el norte. Durante el Mioceno Tardio
continud el deposito de areniscas y limolitas en facies de plataforma con un patrén
general progradante hacia el norte y noroeste, sobre el area del Pilar Reforma-
Akal y hacia la parte norte de la Cuenca Salina del Istmo, hacia donde se
desarrollaron sistemas de talud y cuenca cuya sedimentacion y distribucion estuvo

influenciada por el relieve submarino producido de la tectonica salina.

A principios del Plioceno se produjo en evento transgresivo que depositd rocas
arcillosas que funcionan como sello. Posteriormente se restablecio la
sedimentacion de la plataforma de la Cuenca Macuspana, pero ahora desde el
oeste, siendo afectada por una serie de fallas listricas con echado al sureste. En
periodos de nivel base bajo (lowstands), se formaron algunos valles de incision
por el que el sedimento fue transportado hacia las partes mas profundas hacia el
oeste y noreste y depositado como abanicos submarinos en cuencas productos de
la evacuacion de sal y arcilla. La acumulacién y progradacion de sedimentos
provenientes del sur provoco la evacuacion de sal y el colapso gravitacional hacia
el noroeste a lo largo de la Falla de Comalcalco, dando lugar a la formacion de la
cuenca del mismo nombre. En esta cuenca se acumuld un grueso paquete del
Plioceno a medida que el sistema de plataforma clastica progradé hacia el norte.
Estas areniscas fueron depositadas en ambientes de plataforma en la parte sur
(area terrestre y parte de la plataforma continental actual) y como sistemas
turbiditicos de ambientes profundos en la parte norte. Durante el Plioceno Tardio
y Pleistoceno se depositaron sedimentos de plataforma en el area correspondiente
a la actual plataforma continental y sistemas de talud y cuenca de aguas profundas

mas hacia el norte, afectados por fallas de crecimiento y tectonica salina.
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2.3. MARCO ESTRUCTURAL Y ESTRATIGRAFICO DEL CAMPO
ALFA

El campo Alfa, forma parte de un alineamiento estructural de un grupo de campos
del area con orientacion NW-SE; los cuales son productores de aceite en las rocas

del Jurasico Superior Kimmeridgiano (JSK)

La estructura que integra el campo Alfa es un anticlinal asimétrico, elongado en
direccion NW-SE, producto de la interaccion de dos fallas inversas con la misma
direccion que lo limitan, y estd segmentado por una serie de fallas normales que
dividen la estructura en bloques; la parte central la estructura esta afectada por un

domo salino, al SE la estructura presenta cierre por buzamiento.

La figura 10 muestra el mapa estructural a nivel del Jurdsico Superior

Kimmeridgiano del campo Alfa.

Figura 10. Mapa estructural a nivel de la cima del Jurasico Superior Kimmeridgiano
(JSK) del campo Alfa.

La estratigrafia regional comprende una serie de rocas carbonatadas que van desde

Jurasico Superior Oxfordiano, hasta sedimentos terrigenos del Reciente.
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En el campo Alfa la estratigrafia se determino a partir de las columnas geologicas
cortadas por los pozos Alfa-1, Alfa-2, Alfa-5, Alfa-23, Alfa-29, Alfa-34, Alfa-47,
Alfa-67, Alfa-69 y Alfa-101. Ver figura 11.

La figura 12 muestra una seccion de correlacion estratigrafica construida con los
pozos Alfa-1, 2 y 23. El pozo Alfa-23 muestra cuerpos de grainstone de ooides
intercalados con horizontes arcillo-carbonatados posiblemente desarrollados por
pequeiias oscilaciones en el nivel del mar durante su depdsito, mientras que en los
pozos Alfa-1 y 2 no se observan tantas variaciones en la columna debido a que

estos se encuentran dentro del ambiente de banco oolitico.

COLUMNA GEOLOGICA LITOLOGIA
EDAD Y/O FORMACION POZO REFERENCIA: IXTAL-1

LUTITA SUAVE PLASTICA. CALCAREA CON PEQUERAS

RECIENTE PLEISTOCENO INTERCALACIONES DE ARENISCA DE GRANO FINO A MEDIO
CEMENTADO EN MATERIAL ARCILLO CALCARED,

LUTITA SUAVE PLASTICA, CALCAREA CON PEQUERAS
MIOCENO SUPERIOR INTERCALACIONES DE ARENISCA DE GRANO FINO A MEDIO
CEMENTADO EN MATERIAL ARCILLD CALCARED

LUTITA SUAVE PLASTICA, CALCAREA CON PEQUERAS

MIOCENO MEDIO INTERCALACIONES DE AREMISCA DE GRANO FINO
CEMENTADO EN MATERIAL ARCILLO CALCAREO.

LUTITA SUAVE PLASTICA, CALCAREA CON PEQUENAS
MICCENO INFERIOR INTERCALACIONES DE MUDSTONE DURD Y COMPACTO
PARCIALMENTE DOLOMITIZADO.
OLIGOCENO SUPERIOR AUSENTE Bolontiu-1 y Bolontiku-201
OLIGOCENO MEDIO TERCALAIONES BE BENTONTA SEMIDURR. o

LUTITA BENTONITICA SEMIDURA. LIGERAMENTE CALCAREA
OLIGOCENO INFERIOR CON PEQUENAS INTERCALACIONES DE BENTONITA.

SUPERIOR LUTITA BENTOMITICA SEMIDURA. LIGERAMENTE CALCAREA
EOCENO CON PEQUENAS INTERCALACIONES DE BENTONITA.

LUTITA BENTONITICA SEMIDURA, LIGERAMENTE CALCAREA
EOCENO MEDIO COM PEQUERAS INTERCALACIONES DE BENTONITA.

EOCENO INFERIOR LUTITA SUAVE PLASTICA ¥ CALCAREA EN PARTE ARENOSA.

LUTITA SUAVE, LIGERAMENTE CALCAREA CON
INTECALACIONES DE MUDSTONE DURD ¥ COMPACTO

LUTITA LIGERAMENTE CALCAREA CcoN
INTEC-I\LACIONES DE MUDSTONE ARCILLOSO.

TERCIARIO

MUDSTONE-WACKESTONE, ASPECTO CRETOSO ¥ EN OTRAS
ARCILLOSA. PRESENTA FRACTURAS ALGUNAS SELLADAS POR
CALCITA,

MUDSTONE-WACKESTONE EN OCASIONES CON ABUNDANTES
BIOCLASTOS, ASPECTO CRETOSO PARCIALMENTE
RECRISTALIZADO CON  POROSIDAD SECUNDARIA EN
FRACTURAS

MUDSTONE EN PARTES ARCILLOSO, PRESENTA
MICROFRACTURAS SELLADAS CON CALCITA. ASFALTO Y
ACEITE. COMN DELGADAS INTERCALACIONES DE PACKSTONE ¥
OCASIONALMENTE INTERCALACIONES DE LUTITA CALCAREA.

LUTITA CALCAREA DE ASPECTO CARBONOSO, LAMINAR EN
PARTES FOSILIFERAS CON FINOS BANDEAMIENTOS DE
CALCITA. PRESENTA INTERCALACIONES DE MUDSTONE
WACKSTONE DE INTRACLASTOS ¥ BJMTOS
RECRISTALIZADD FRACTURADOD

mgrogemmwmg‘ne OOIDES E INTRACLASTOS DE
ASPE CRETOSO. OCASIONES ARCILLOSAS CON
JUEASICO SUPERIOR PORCSIDAD SECUMDARLA EN FRACTURAS, ALGUNAS
15 IMMERIDGIANO M ?en mmcrmr_ms'rew INTERCALACIONES DE

MESOZOICO

Figura 11. Columna estratigrafica del campo Alfa
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Figura 12. Seccién de correlacién estratigrafica Alfa-2, 1 y 23, se interpreté un ligero

cambio de facies entre el pozo Alfa-1 y el 23, con base al comportamiento de los registros
eléctricos y por la presencia de cuerpos limpios de grainstone de ooides con intercalaciones
de mudstone arcillosos tipicos del ambiente de Post-Banco Oolitico. En el banco oolitico se
definen bordes paralelos al banco, uno hacia el mar abierto denominado Pre-Banco Oolitico
y otro en direccion al Ambiente de Laguna, denominado Post-Banco Oolitico, el Post-Banco
corresponde al drea entre Plataforma rebajada y Plataforma abierta bajo clasificacién de
Wilson (1975) y bajo la clasificacion de Fliigel (2004) corresponde al area entre Ambiente de
banco de arena y Ambiente lagoon. Ver figura 45. En el mapa de la figura 13 se muestra la

ubicacion de estos pozos en la estructura.
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CAPITULO 111

METODOLOGIA
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El marco metodoldgico, hace referencia al orden que se llevo a cabo en el presente
trabajo especial de grado, secuencia que consistio en una serie de actividades que
se agrupan en cuatro etapas donde se integro, interpretd, analizdo y presentod
resultados. A continuacion, se describe cada una de ellas puntualizando la

secuencia metodologica que se realizo.

3.1. RECOPILACION, ORDEN Y CLASIFICACION DE INFORMACION

La recopilacion de informacion se realizo sobre la base de informacion publica,
revistas y paginas Web relacionadas con el tema, publicaciones de la AAPG, SPE,
textos de geologia, trabajos especiales de grados, empresa que opera en el campo
en estudio y reuniones con asesores en geologia, petrofisica e ingenieria de

petroleo.

3.2. INFORMACION DISPONIBLE Y CONSTRUCCION DE BASE DE
DATOS

La construccion de la base de datos para este trabajo especial de grado se realizo
con base a la informacion de niicleos de 8 pozos. A continuacion, en la figura 13,
se muestra el mapa estructural a nivel de la cima del Jurasico Superior
Kimmeridgiano (JSK) del area de estudio, con la ubicacion de los pozos que
contienen los analisis de nucleo contemplados para el estudio, y en la figura 14, se
observa una seccion esquematica con los pozos mostrando la ubicacion en las

cuales fueron tomados los nucleos dentro del JSK registrado por los pozos.
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Figura 13. Mapa estructural a nivel de la cima del JSK del area de estudio (Campo

Alfa) con la ubicacion de los pozos con analisis de nicleo.

Pozos Alfa
Profundidad

medida (MD) Ay 5 1 84 23 4 DL1 89
0m— CimalJSK

100 m—

200 m—

300 m—

400 m—|

500 m—|

BaseJSK — —_—

600 m—

Nucleosdelos 1 2 4 5238489DL1

pozos AlLfa: II D I D I
700 m—

Figura 14. Seccién esquematica con los pozos mostrando la ubicacién en las cuales

fueron tomados los nicleos dentro del JSK registrado por los pozos.
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La construccion de la base de datos se estructur6 en los siguientes puntos:

* Analisis convencionales de nicleo (porosidad, permeabilidad y densidad de
grano)

= Analisis especiales de nucleo (presion capilar)

= Petrografia de ldminas delgadas

= Imagenes de Microscopio Electronico (SEM)

= Difraccion de Rayos-X (XDR)

= Analisis de fracturas

A continuacion, se muestra la tabla 3 con la informacion disponible por pozo.

Tabla 3. Informacién de niucleo disponible.
Pozos
Alfal Alfa2 Alfad Alfa5 Alfa23 Alfa84 Alfa89 DL1

Porosidad X X X X X X X X
Permeabilidad X X X X X X X X
Densidad de matriz X X X X X X X X
Presion capilar X X X X X X
Petrografia de laminas delgadas X X X X X X X X

SEM X X X X

XDR X X X X X
Analisis de fracturas X X X X X X

3.3. DETERMINACION DE TIPO DE ROCA

El objetivo principal de la caracterizacion de yacimientos es describir la
distribucion espacial de los parametros petrofisicos como lo son la porosidad,
permeabilidad, densidad de grano y saturacion, los cuales estan relacionados a

través del tamafio de poro y su distribucion.

La determinacion de tipo de roca se llevo a cabo a través de la calidad de roca y

del Modelo de Garganta de poro, realizando los siguientes analisis:

e Relacion Porosidad — Permeabilidad

e Determinacion de Garganta de Poro
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e C(lasificacion de roca segun Winland
¢ C(lasificacion de roca segun Pittman

e Generacidon de Graficos “Uno a Uno”

3.4. IN,TEGRACI(')N, DE DESCRII,’CI(')N SEDIMENTARIA DE
NUCLEOS, ANALISIS DE PRESION CAPILAR, TIPO DE ROCA Y
FRACTURAS

Con el objeto de mejorar la caracterizacion de la roca presente en el campo Alfa 'y
validar los analisis realizados y resultados obtenidos en la DETERMINACION
DE TIPO DE ROCA, se realizd la integracion de la informacion disponible por
pozo de descripcion petrografica de nucleos y laminas delgadas (LD), estudio de
diagénesis, analisis de difraccion de rayos X (DRX), estudio con microscopio de
barrido electronico (MEB) con los analisis de presion capilar y tipos de roca

segun Winland.

Posteriormente se generaron los resultados y conclusiones.

54



CAPITULO IV

ANALISIS DE LA INFORMACION
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Del campo Alfa se recuperaron 12 nucleos de 8 pozos, a los cuales se les
realizaron distintos analisis para determinar las propiedades petrofisicas como la
porosidad, permeabilidad, densidad de grano, mineralogia, etc. Segiin Gunter et al
(1997), un tipo de roca se define petrofisicamente como unidades de rocas
depositadas en condiciones similares que experimentaron procesos diagenéticos
similares, dando como resultado una relacion tUnica entre la porosidad y

permeabilidad.

El analisis de la informacion de la permeabilidad al aire (ka) y de la porosidad (¢)
en forma aislada, puede dar una idea erronea de la calidad de la roca. Analizando
la informacion de ka y ¢ a través de la relacion ka/p o de los métodos de Winland
— Pittman, es mas efectivo la determinacion de la calidad de almacenamiento y

flujo de fluidos de una roca.

4.1. DISTRIBUCION DE POROSIDAD Y PERMEABILIDAD

La porosidad se determiné utilizando el porosimetro automatico/coreholder,
instrumento que utiliza el principio de expansion de gas descrito en la Ley de

Boyle, empleando helio como gas de prueba.

La permeabilidad se determin6 después de obtener cada lectura de porosidad,
utilizando un permeéametro estable conectado al coreholder hidrostatico, con base
en la Ley de Darcy, se obtuvo una permeabilidad a cada presion que fue sujeta la

muestra.

Los resultados de porosidad y permeabilidad presentadas en el presente estudio
fueron obtenidas a condiciones de laboratorio y se muestran en la siguiente tabla

4.
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Tabla 4.

Resultados de porosidad, permeabilidad y densidad de grano.

Pozo JSK Profundidad Nucleo / Porosidad  Permeabilidad Densida de
Muestra grano
Cima (m) Base (m) Espesor(m) Tope(m) Base(m) (%) (mD) (gr./cc)
Alfal 3878 4400 3880 3889 Nucleo 1
Pc 1 18.7 2.74
2 18 2.73
Pc 3 11.6 2.76
4 6.3 8.667 2.69
Pc 5 14.3 1.554 271
Pc 6 19.5 2.465 2.73
7 15.9 2.019 271
3922.4 3927.6 Nucleo 2
3922.61 3922.8 8 29 0.171 2.82
3923.5 3923.61 9 2.6 0.553 2.81
3924.77 3924.86 10 16 27.983 2.82
3925.44 3925.61 11 6.3 0.625 2.83
3926.35 3926.44 12 12.5 0.258 2.82
3927.6 3937.2 Nucleo 3
3927.8 3927.89 13 14.2 47.990 2.83
3928.78 3925.95 14 14.5 118.600 2.83
3929.9 3930 15 8.1 2.200 2.82
3930.19 3930.33 16 3.5 1.229 2.82
3931.16 3931.34 17 7.3 3.217 2.82
Alfasd 3868 4275 407 4035 4043.2 Ncleo 4
4035.29 N1H2 5.4 0.007 2.82
4036.77 N1H3 9.2 0.160 2.72
4038.3 N1H6 9.6 0.055 2.83
4038.72 N1H7 11.4 0.012 2.84
4038.93 N1R2H2 26.2 5.965 2.68
4039.13 N1H8 23.0 0.293 2.73
4039.27 N1R2H3 17.6 0.052 2.58
4039.53 N1R2H4 29.6 28.971 2.85
4039.65 N1H9 3.5 0.002 2.81
4041.04 N1H12 225 88.988 2.88
4041.13 N1R2H6 27.9 277.908 2.83
4041.74 N1R2H7 23.7 886.228 2.83
4041.94 N1H13 244 10000.000 2.83
4042.08 N1R2H9 223 1649.505 2.83
4042.17 N1R2H10 14.8 7.087 2.74
4042.4 N1H14 20.9 0.042 2.76
4042.46 N1R2H12 14.4 24.079 2.84
4042.71 N1R2H15 16.2 0.011 2.79
4042.87 N1H15 16.9 3.026 2.82
4043.18 N1R2H17 14.2 1.108 2.83
Pc 4035.09 A4/N1/M16 9.0 24.461
Pc 4036.73 A4/N1/M18 6.7 0.007
Pc 4037.49 A4/N1/M20 5.1 0.001
Pc 4038.76 A4/N1/M22 16.9 125.376 2.78
Pc 4039.62 A4/N1/M24 4.6 0.007
Pc 4041 A4/N1/M26 3.6 17.027
Pc 4042.36 A4/N1/M28 15.5 887.679 2.76
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Tabla 4. Resultados de porosidad, permeabilidad y densidad de grano (Cont.).

Pozo JSK Profundidad Niceo/ o oidad  Permeabilidad De"*i929e
Muestra grano
Cima (m) Base (m) Espesor(m) Tope(m) Base(m) (%) (mD) (gr./cc)
Alfa5 4025 4552 527 4160 4169 Nucleo 1
4162.08 N1H4 2.89 0.008 2.802
4162.77 N1H6 8.11 1.385 2.805
4162.97 N1H8 6.51 1.26 2.802
4163.74 N1H9 9.25 4.44 2.805
4164.1 N1H10 4.49 0.036 2.8
4165.05 N1H12 4.12 0.006 2.808
4165.71 N1H14 2.95 0.007 2.8
4165.85 N1H15 4.4 0.031 2.799
4166.67 N1H16 1.06 0.001 2.803
4168.05 N1H17 3.83 0.1 2.811
4280 4289 Nucleo 2
4280.15 N2H2 8.695 0.187 2.737
4281.22 N2H3 6.79 0.047 2.718
4281.89 N2H4 7 0.069 2.731
4282.17 N2H5 3.575 0.016 2.723
4282.44 N2H6 1.698 0.001 2.722
4283.45 N2H8 1.793 0.004 2.75
4283.75 N2H10 5.923 0.04 2.729
4283.91 N2H12 4.817 0.015 2.716
4285.69 N2H13 4.437 0.012 271
4286.02 N2H14 1.698 0.033 2.776
4286.22 N2H16 0.61 0.003 2.719
4286.57 N2H17 1.259 0.001 2.765
4287.02 N2H18 1.198 0.009 2.755
4287.52 N2H19 1.464 0.012 2.783
4288.33 N2H20 0.736 0.001 2.748
Pc 4161.22 AS5/N1/M2A 1.59 0.0052
Pc 4162.97 A5/N1/H8 6.5 1.4923
Pc 4165.05 AS5/N1/H12 4.43 1.0752
Pc 4166.67 AS5/N1/H16 0.89 0.0005
Pc 4280.15 A5/N2/H2 8.68 0.2264 2.737
Pc 4282.17 A5/N2/H5 3.8 0.0697
Pc 4283.91 AS5/N2/H12 4.3 0.0231 2.716
Pc 4286.57 AS5/N2/H17 1.3 0.0018
Pc 4288.33 AS5/N2/H20 0.8 0.0029 2.748
Alfa2 4054 4610 557 4478 4487 Ncleo 2
4482.59 2H2 0.011 0.0003 2.698
4483.61 2H3 0.022 0.0003 2.778
4483.97 2H4 0.011 0.0003 2.730
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Tabla 4. Resultados de porosidad, permeabilidad y densidad de grano (Cont.).

Pozo JSK Profundidad Niceo/ o oidad  Permeabilidad  De"*i92 e
Muestra grano
Cima (m) Base (m) Espesor(m) Tope(m) Base(m) (%) (mD) (gr./cc)
Alfa23 3904 4466 562 4120 4126 Nucleo 1

4120.15 N1H2 12.7 438.752 2.811

4120.25 N1H3 8.6 298.921 2.836

4120.63 N1H5 3.1 44.614 2.835

4120.82 N1H6 0.3 0.026 2.824

4121.58 N1H8 19.6 7596.529 2.789

4121.92 N1H9 20.4 7847.052 2.800

4122.46 N1H11 11.7 391.162 2.813

4122.51 N1H12 12.3 636.097 2.804

4122.81 N1H13 2.2 0.166 2.785

4123.47 N1H15 11.8 124.314 2.780

4123.65 N1H16 13.8 1425.138 2.802

4123.78 N1H17 11.6 593.041 2.789

4123.89 N1H18 12.1 843.871 2.781

4124.25 N1H19 1.4 0.041 2.807

4124.84 N1H20 10.6 204.677 2.786

4124.97 N1H21 10.6 255.027 2.791

4125.3 N1H23 8.7 162.175 2.776
Pc 4120.02 A23/N1/F38 1.6 1.207
Pc 4121.07 A23/N1/F29 1.5 0.013

Pc 4122.46 A23/N1/F22 5.5 8.390 2.813
Pc 4123.06 A23/N1/F16 2.4 0.034

Pc 4124.25 A23/N1/F11 24 0.039 2.807

Pc 4125.55 A23/N1/F3 6.6 0.034 2.730

Alfa 84 3998 4610 612 4263 4272 Nucleo 1

4263.82 N1H3 3.6 0.0029 2.817

4264.25 N1H4 2.6 0.4505 2.810

4264.88 N1H6 3.6 0.2026 2.817

4266.97 N1H9 6.3 17.9218 2.827

4268.95 N1H14 2.6 8.9236 2.815

Pc 4269 N1H15 5.8 16.3978 2.819

Pc 4269.75 N1H16 4.6 3.0606 2.817

Pc 4270.2 N1H18 34 1.1067 2.819

4270.83 N1H19 3.3 0.2941 2.822

Pc 4271.81 N1H20 5.0 0.007 2.815

4271.85 N1v21 5.0 0.0067 2.815
Pc 4263.5 A84/N1/M2 1.5 0.0009
Pc 4264.88 A84/N1/H16 11 0.0004
Pc 4266.22 A84/N1/M8 0.6 0.0001
Pc 4267.25 A84/N1/M10 0.7 0.0001

Pc 4267.6 A84/N1/M11 1.6 0.0021 2.822
Pc 4269 A84/N1/H15 1 0.0006

Pc 4270.2 A84/N1/H18 1.8 0.0026 2.819

Pc 4271.81 A84/N1/H20 5.2 0.0129 2.815
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Tabla 4. Resultados de porosidad, permeabilidad y densidad de grano (Cont.).

Pozo JSK Profundidad Nucleo / Porosidad  Permeabilidad Densida de
Muestra grano
Cima (m) Base (m) Espesor(m) Tope(m) Base(m) (%) (mD) (gr./cc)
Alfa89 3870 4220 350 3874 3881.8 Nucleo1
3874.43 N1H2 10.8 1.023 2.745
3874.86 N1H3 12.1 8.054 2.739
3875.7 N1H5 13.7 1.661 2.752
3875.75 N1Ve 15.3 4.857 2.736
3875.93 N1H7 9.8 0.433 2.751
3876.09 N1H8 6.1 0.001 2.714
3876.61 N1H9 15.4 2.297 2.743
3876.9 N1H9 8.4 1.775 2.718
3877.03 N1H11 4.5 0.011 2.746
3877.11 N1vi2 7.3 0.035 2.717
3877.26 N1H13 5.2 0.01 2.715
3877.54 N1H14 5.2 0.004 2.705
3878.03 N1H15 33 0.001 2.720
3878.31 N1H16 2.1 0.001 2.714
3879.22 N1H19 4.2 0.007 2.736
3879.6 N1v21 13.9 0.403 2.736
3879.87 N1H22 13.6 0.278 2.731
3880.17 N1H23 10.5 0.215 2.783
AlfaDL1 3667 4087 420 3676 3685 Nucleo 5
3676.71 34 3.5 0.0348 2.84
3677.14 35 9.3 1.645 2.7
3678.3 36 9.6 0.211 2.86
Pc 3679.46 37 10.2 0.0047 2.86
3680.12 38 9.7 0.0122 2.86
3681.4 39 8.4 0.1874 2.7
Pc 3682.8 40 3.1 0.1274 2.76
3683.32 41 2.6 0.0375 2.72
3684.13 42 13 0.4986 2.7
3740 3749 Nucleo 6
43 9.4 1.187 2.78
44 9.8 0.1763 2.83
45 23 0.0087 2.78
46 1.7 0.0298 2.74
47 1.9 0.0142 2.74
Pc 48 7 4.22 2.81
49 7.2 0.5876 2.81
50 7.4 0.1983 2.83
51 13.3 6.756 2.67
52 15.4 31.24 2.69
Pc 54 23.6 987.5 2.8
Pc 3679.46 ADL1/N5/37 11.3 0.04
Pc 3682.8 ADL1/N5/40 3.5 0.03
Pc ADL1/N6/48 7.4 0.01
Pc ADL1/N6/54 23 1360

Antes de generar el modelo de garganta de poro, con el objeto de obtener a priori
la calidad de la roca, se realizaron histogramas de frecuencia de la porosidad y de
la permeabilidad presente en los nucleos analizados. Los histogramas permitieron
determinar los rangos, promedio y distribucion de frecuencia que caracteriza la
porosidad y permeabilidad presente en el campo Alfa. Para la realizacion del
histograma de porosidad se tomaron 165 muestras, y para la permeabilidad 162

muestras. Ver figuras 15y 16 a continuacion.
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Figura 15. Histograma de frecuencia — Porosidad.
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Figura 16. Histograma de frecuencia — Permeabilidad.

De los histogramas de frecuencia se puede observar que la mayor frecuencia de
datos para la porosidad se encuentra entre 0 y 2%, mientras que para la
permeabilidad se ubican entre 0.01 y 1.0 mD. La distribucion que describe en
ambos histogramas es lognormal, esta distribucion describe gran nimero de
fenomenos naturales (area de yacimiento, espesor neto, saturacion de

hidrocarburos, y volumen de hidrocarburos en un yacimiento, entre otros).
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También se observa que la distribucion de frecuencia de la porosidad describe a
las rocas carbonaticas antiguas (figura 17), las cuales se reducen en gran medida

debido a la compactacion y cementacion.

El rango de los valores de porosidad se encuentra entre 0.01 y 30%, mientras que
el rango para la permeabilidad se encuentra entre 0.0001 y 1650 mD (de los
analisis de permeabilidad de laboratorio se obtuvieron 3 valores entre 7000 y
10000 mD, estos valores no son razonables en rocas carbonaticas, por lo que se

presume que fueron obtenidos erroneamente).

Los valores promedios obtenidos de los datos de porosidad y permeabilidad son

8% y 230 mD.

Todas las rocas carbonaticas antiguas
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Figura 17. Comparacion de porosidad en carbonatos antiguos y recientes. Tomado y

modificado de: North (1985).

La mayoria de yacimientos carbonatados tienen porosidad entre 5 y 15%
comparado con los yacimientos terrigenos de arenas, los cuales tienen porosidades
entre 15 y 30%. El porcentaje de porosidad de una muestra en superficie del area
en estudio puede ser usada para obtener una estimacion cualitativa de la calidad de

la porosidad de la roca yacimiento, mientras que la porosidad junto con la
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permeabilidad determina la calidad de la roca. La porosidad es una medida de la
capacidad de almacenaje de fluidos y la permeabilidad es una medida de la
capacidad de transmitir fluidos, por lo tanto, los yacimientos carbonatados tienen
menos porosidad que los terrigenos, pero la permeabilidad quizas es mayor. De
acuerdo a Levorsen (1967) el siguiente criterio de despreciable, pobre, regular,
bueno y muy bueno, puede ser utilizado para la evaluacion de la calidad de la roca
en funcion porosidades y permeabilidades en yacimientos de roca carbonatica.

Ver tabla 5.

Tabla 5. Calidad de la roca en funcién de las porosidades y permeabilidades.

Tomado de: Levorsen (1967).

Porosidad (%) Permeabilidad (mD)
Despreciable 0-5
Pobre 5-15
Regular 10 -15 1-10
Bueno 15-20 10 -100
Muy bueno 20-25 100 - 1000

A priori se puede decir que la calidad de la roca yacimiento del campo Alfa es de

regular a buena.

4.2. RELACION POROSIDAD - PERMEABILIDAD

La relacion porosidad permeabilidad es un indicador de flujo y almacenamiento
de la roca, donde se refleja la calidad de esta expresada en términos de eficiencia

de flujo.
La siguiente figura 18 muestra el grafico de permeabilidad versus porosidad en

semi-log con todos los valores de 130 muestras, y se puede observar que en

general la permeabilidad aumentaba en la medida que aumenta la porosidad,
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también se observa que el 85% de los valores de porosidad se encuentran entre 0 y

15% de porosidad y 86% de los valores de permeabilidad entre 0.0001 y 100 mD.
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Figura 18. Grafico Permeabilidad versus Porosidad de las muestras por nucleo.

4.3. DISTRIBUCION DE LA DENSIDAD DE GRANO

La densidad de grano se determiné utilizando las mediciones de volumen de grano
ya obtenidas con el porosimetro automatico, y el peso de la muestra. Los
resultados de densidad de grano de las muestras seleccionadas se pueden observar
en la tabla 4 Resultados de porosidad, permeabilidad y densidad de grano,

presentada en el subcapitulo anterior

De acuerdo con los datos de 142 muestras, los valores de densidad de granos
considerados calizas representaron el 41% de las muestras, encontrandose en un
rango de lectura entre 2.58 y 2.76 gr/cm?. Las muestras que contenian valores que
mayor que 2.76 y menor que 2.78 gr/cm? representan las calizas dolomiticas, las
cuales representan el 6% de la muestra. El 53% de la muestra representan a la
dolomia, cuyos valores de densidad de grano estaban en el rango de 2.78 y 2.89
gr/cm?®. El histograma de frecuencia de densidad de grano de las muestras se

puede ver la siguiente figural9.
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Histograma de frecuencia - Densidad de Grano
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Figura 19. Histograma de frecuencia — Densidad de Grano.

Dentro de los porcentajes se encuentran incluidas todas las muestras extraidas del

nucleo (tapones horizontales + verticales + diametros completos).

Los rangos de densidad de grano de las calizas, calizas dolomiticas y dolomias
fueron obtenidos de un muestreo de los resultados de la difraccion de Rayos-X

(XRD) realizados a los pozos Alfa-1, 2, 4, 23 y 84.

4.4. PRUEBA DE INYECCION DE MERCURIO - PRESION CAPILAR

La garganta de poro en una roca intergranular, es el espacio poral pequefio
existente en el punto donde se unen dos granos, que conecta dos volimenes
porales mas grandes. El nimero, tamafio y distribucion de las gargantas de poros
controlan muchas de las caracteristicas de resistividad, flujo y presion capilar de la

roca.
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El tamafio de poro puede estimarse visualmente utilizando un MEB (microscopio
electronico de barrido) y los tamafios de garganta de poro se pueden medir usando

pruebas de presion capilar de inyeccion de mercurio.

La prueba de inyeccion de mercurio entre sus objetivos, tiene la caracterizacion
del sistema de poro a través de un histograma distribucion del radio de los poros

presentes en las muestras.

Para la prueba de inyeccion de mercurio se puede hacer uso de tapones obtenidos
de los nucleos o muestras irregulares. El tamafio de la muestra depende del tipo de
sistema de poro que contenga la roca. Si la muestra es arenosa con granos finos se
necesitaria s6lo una muestra de 10 gramos, pero cuando el tipo de litologia son
carbonatos con fracturas o porosidad producto de disolucion, la muestra debe ser
mas grande, por lo tanto, el tamafio de la muestra depende del tamafio de los poros

y la heterogeneidad del sistema de poro.

El procedimiento utilizado para realizar la prueba de inyeccion de mercurio se

describe a continuacion:

e Después de realizar el andlisis de las propiedades basicas de las muestras,
se procedid a pesar cada una de ellas utilizando una bascula electronica de
alta precision.

e La muestra pesada se introduce en un penetrometro de vidrio que consta de
una camara y un tubo capilar alimentando a un capacitador coaxial de
forma cilindrica.

e Se pesa de nuevo la muestra dentro del penetrometro antes de cargarlo en
el sistema de baja presion.

e La camara del penetrometro se lleva al vacio y se llena con mercurio,
incrementando la presion ligeramente por encima de la presion
atmosférica. Al final de esta fase de baja presion se toma otro peso antes

de iniciar con la prueba de alta presion.
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e Se incrementan las presiones por encima de 50.000 Ipca (>3.500 kg/cm?).
A ciertas presiones predeterminadas se espera la estabilizacion y se realiza
la lectura de presion. El volumen de mercurio inyectado a cada presion
estable se mide por el cambio de capacidad en el tubo capilar.

e La informacion obtenida durante la prueba se registra en una hoja

electronica y se calculan los volimenes de mercurio.

Con el objeto de realizar un mejor entendimiento de la lectura de las curvas
resultante de la prueba de inyeccion de mercurio, se presentan las figuras 20, 21 y
22, en la primera se explica el significado fisico del comportamiento de la curva,
en la segunda figura la interpretacion de la calidad de roca yacimiento y en la
tercera la interpretacion de curvas idealizadas para distintas distribuciones de

tamafio de poros.
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Figura 20. Curva tipica de presion de capilar (grafico semi-log)- prueba de inyecciéon

de mercurio. Significado fisico. (a) Presion minima requerida para que el fluido comience a
invadir los poros. (b) Pe es funciéon de la adaptabilidad del mercurio (Hg) a las
irregularidades de la superficie de la muestra. (c¢) Pd se estima extendiendo la pendiente del

plateau. Pd es la presion en que el Hg es absorbido en la muestra en condiciones de
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yacimiento. (d) El plateau refleja la seleccion de la garganta de poro de la muestra. Un
plateau horizontal refleja una buena seleccién, uno vertical una peor seleccion. (e) La Swi es
el % de espacio poroso en que el Hg no puede entrar. Tomado y modificado de: Jennings
(1997).
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Figura 21. Curvas tipicas de presion de capilar (grafico semi-log)- prueba de inyeccion
de mercurio. Calidad de roca yacimiento. (a) Curva de presion capilar y parametros de
yacimientos interpretados de la curva. Curva de presion capilar para (b) yacimientos
apretados (tight) homogéneos, (c) yacimientos clasificados de pobre a regular calidad, y (d)
yacimientos clasificados de buenos a excelente calidad. Tomado y modificado de: Jennings
(1997).
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Figura 22. Curvas idealizadas tipicas de presion de capilar (grafico semi-log)- prueba

de inyeccion de mercurio. Distribuciones de tamaiios de poros. Los griaficos muestran la
variacion del comportamiento de la curva de presion capilar en funcion del escogimiento de
granos y la garganta de poro. En el grafico superior se puede interpretar que la calidad de la
roca yacimiento progresa en la medida que mejora el escogimiento de granos y la garganta

de poro es mas gruesa. Tomado y modificado de: PDVSA Exploracion y Produccion (2000).
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En la siguiente figura 23 y en el ANEXO A se pueden observar los resultados de

la prueba de inyeccion de mercurio aplicada a 38 muestras.

Presion Capilar - Inyeccion de Mercurio
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g
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=
(=]

1.00 0.80 0.60 0.40 0.20 0.00
Saturacion de Mercurio (fraccion)

Figura 23. Grafico de presion de inyeccion de mercurio (Presion Capilar) versus

saturacion de mercurio de 38 muestras de niicleos del campo Alfa.

En el grafico anterior se puede observar a través de la prueba de inyeccion de
mercurio la heterogeneidad de calidad de roca presente en el campo Alfa, en esté
grafico se observa que existe un rango de garganta de poro que va desde garganta
de poro fina a gruesa, con escogimiento variable como pobre, sin definicion,

regular y bueno.

4.5. SATURACION DE AGUA IRREDUCIBLE

Saturacion de agua irreductible: es la minima saturacion de agua que puede existir

para un medio poroso en un determinado proceso de desplazamiento.
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La saturacion de agua irreducible se determind a través de los graficos de la
prueba de inyeccion de mercurio (presion capilar), y los resultados se muestran en

la siguiente tabla 6.

Tabla 6. Saturacion de Agua Irreducible (Swirr).
Pozo Nucleo / Porosidad Permeabilidad Densidad de SWirr
Muestra grano

(%) (mD) (gr./cc) (%)

Alfa-1 Nucleo 1
6 19.5 2.465 2.73 24.0

Alfa-1 Nucleo 3
13 14.2 47.990 2.83 33.0
14 14.5 118.600 2.83 24.0

Alfa-23 Nucleo 1
N1H3 8.6 298.921 2.836 26.0

Alfa-DL1 Ntcleo 6

51 13.3 6.756 2.67 30.0
Promedio 27.4

Los valores de saturacion de agua irreducible de los pozos Alfa-1, 23 y DLI,

muestran un valor promedio de 27.4% de Swi.

4.6. DETERMINACION DE LA GARGANTA DE PORO

Con la informacion obtenida de la prueba de inyeccion de mercurio se procedio a

calcular el tamafio de la garganta de los poros.

La garganta de poro (radio de la entrada al poro) fue calculada utilizando el
método de intrusion de mercurio bajo presion creciente. El principio de la medida

se basa en la ecuacion de Washburn (1921):

Ri= (2T * cose *C) / Pc
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Donde:

Ri:  Radio de la entrada al poro, micrones

T: Tension Interfacial, dinas/cm

s Angulo de contacto

C: Constante para convertir unidades a micrones = 0.145
Pc: Presion de la inyeccion de mercurio, Ipca.

La ecuacién de Washburn nos indica que a presiones bajas el mercurio penetra o
es forzado a penetrar en los poros grandes (radios grandes) y el cambio de
volumen suele ser pequefo y a presiones altas en los pequefios (radios pequefios)
y el cambio de volumen es mayor. Por tanto, es posible determinar el radio de los
poros usando dicha ecuacioén conociendo la presion a la cual el mercurio comienza
a penetrar en los poros. El grado de intrusion del mercurio depende de la presion

aplicada, el radio del poro, la tension superficial y el angulo de contacto.

Los parametros utilizados para el calculo de Ri son los siguientes:

e Sistema de fluido (Laboratorio): Aire-Mercurio
e Angulo de contacto (=): 140
e Coseno de contacto (=): 0.765

e Tension interfacial (T): 485

Los resultados de los valores de radio de garganta (Ri) obtenidos para la cada

muestra analizada se pueden observar en el ANEXO B.

4.7. CLASIFICACION DE TIPO DE ROCA — WINLAND (1978)

H.D. Winland de Amoco Oil Company, a mediados de los 70, mostré una
correlacion estadistica, entre el flujo 6ptimo a través de las rocas y los radios de
las gargantas de poros, cuando el 35% del espacio poroso de una roca esta

saturado con una fase que no mojante, durante la prueba de presion capilar.
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Winland llam¢ al tamafio de esta garganta de poro R35, el cual es conveniente

para caracterizar un sistema poroso. (Kolodzie, 1980).

Winland (1978) divide los tamafios de radio de garganta de poro en las categorias
en las siguientes categorias (tabla 7): megaporoso (<10 u), macroporoso (10-2 p),
mesoporoso (2-0.5 p), microporoso (0.5-0.1 p), y nanoporoso (<0.1 p).
(Hartmann and Beaumont, 1999).

El radio de garganta de un poro puede ser clasificado en diferentes categorias y
varias muestras pueden compartir una misma categoria. La microporosidad es
definida por un radio de garganta de poro que se ubica entre 0.1 y 0.50 micrones.
La clasificacion utilizada para agrupar las muestras analizadas del campo Alfa fue

la siguiente.

Tabla 7. Clasificacion de grupo del radio de garganta de poro. Tomado de Hartmann

and Beaumont (1999).

Tipo de Roca R (1)
I Megaporoso >10.0
Il Macroporoso 2.0-10.0
I Mesoporoso 0.5-2.0
] Microporoso 0.1-0.5
I Nanoporoso <0.1

4.8. DISTRIBUCION DEL TAMANO DE GARGANTA DE PORO

La distribucion del tamafio de las gargantas de poro fue calculada de los
resultados de la prueba de inyeccion de mercurio. La distribucion del tamafio de
los poros es utilizada para conocer y comparar la geometria de los poros, asi como
evaluar los resultados de otros tipos de pruebas realizadas en el estudio del nicleo,
y comparar similitudes y diferencias entre dos 0 mas muestras, disefiar el sistema
de filtracion de solidos en proyectos de inyeccion de agua. Los efectos producidos

por la distribucion del tamafio de los poros y por la textura de la roca controlan las
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saturaciones irreducibles de la roca, la extension lateral y la altura de la zona de

transicion del yacimiento.

En la siguiente figura 24 se observan las distribuciones de radio de garganta de
poro generadas de las muestras de ntlcleo analizadas, donde se muestra la
heterogeneidad de la roca carbonatica del campo Alfa. También se puede observar
que en las muestras del pozo Alfa-1 predomina el tipo de roca microporoso, en las
muestras del pozo Alfa-4 los tipos de roca varian de nanoporoso a megaporoso, en
las del pozo Alfa-5 predominan el tipo microporoso, en las del pozo Alfa-23
varian de naonoporoso a megaporo existendo una tendencia a microporoso, en las
muestras del pozo Alfa-84 existe un evidente predominio del tipo de roca
nanoporoso (cercano a micropororoso) y microporoso, y por ultimo las muestras

de nucleo del pozo Alfa-DL1 en su mayoria es un tipo de roca nanoporoso.
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Figura 24. Grifico de distribucion de radio de la garganta de poro de las muestras de

nucleos de los pozos Alfa-1,4, 5, 23, 84 y DL1.

En general se puede observar que las muestras de nucleo analizadas presentan en

su mayoria un tipo de roca que varia entre nanoporoso y microporoso.

Los valores de radio de garganta de poro obtenidos de la prueba de presion capilar

son los que se consideran mas confiables (Ver figura 25 y ANEXO B), sin
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embargo, se propuso obtener los radios de garganta de poro a través de las
ecuaciones de Winland y Pittman, con el objeto de determinar la correlacion que

mejor se ajuste al tipo de roca analizada.
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Figura 25. Grafico de presion de inyeccion de mercurio (Presion Capilar) versus

saturaciéon de mercurio de 38 muestras de niicleos por pozo del campo Alfa.
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4.9. ECUACION EMPIRICA DE WINLAND (R35)

Winland determind que en promedio el sistema poroso efectivo que domina el
flujo a través de la roca corresponde a una saturacién de mercurio de 35% (R35)
en los analisis de inyeccion de mercurio. Después que el 35% del sistema poroso
es saturado con la fase no mojante (Hg), el sistema poroso restante no contribuye
al flujo, sino al almacenamiento. (Hartmann and Beaumont, 1999). R35 representa
el tamafo de garganta de poro (medido en micrones, 1) correspondiente a una
saturacion de mercurio de 35% en los analisis de inyeccion de mercurio, de esta
manera las rocas pueden ser clasificadas con base a el tamafio de la garganta de

poro que domina el flujo. (Ver figura 26)
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Figura 26. Grifico de Presion Capilar versus saturacion de mercurio, mostrando el

radio de garganta de poro de las muestras de nicleo analizadas del campo Alfa.

Winland (1972) desarroll6 una relacion empirica (utilizando analisis de regresion
lineal multiple) entre la porosidad, la permeabilidad al aire y el radio de garganta
de poro correspondiente a una saturacion de 35% de mercurio (R35), que permite

estimar el tamafio de garganta de poro. La ecuacidn se presenta a continuacion:
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Log (R35)=0.732 + 0.588*Log Ka — 0.864*Log ¢

Donde:
R35: esel radio de garganta de poro (micrones) correspondiente a
una saturacion de mercurio de 35%

Ka: esla permeabilidad al aire no corregida (md)

¢: es la porosidad (%).

Con el objeto de determinar el tipo de roca utilizando la ecuacion de Winland, se
genero el grafico de permeabilidad versus porosidad, con la informacion obtenida
de los analisis de nucleos como se muestra en la figura 27, las lineas diagonales
expresan las regresiones hiperbolicas donde la relacion entre la permeabilidad y
porosidad es constante, lo que indica que los puntos graficados sobre la misma
linea representan rocas de calidad similar. En estos graficos se pueden observar

los diferentes tipos de roca diferencias por las lineas diagonales.
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Figura 27. Grifico de garganta de poro Winland R35 de las muestras de los nucleos del

campo Alfa.
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4.10. SATURACION INCREMENTAL DE MERCURIO

Continuando con la determinacion del tipo de roca se realizaron graficos de
saturacion incremental de mercurio o de intrusion de mercurio (Ver figura28),
donde se puede observar el tamafio de garganta de poro que domina el flujo, asi
como el incremento de volumen de mercurio que ocupa el espacio poroso para un
radio de garganta de poro dado para cada tipo de roca obtenida de las muestras

analizadas.

Como se indica anteriormente, el grafico de saturacion incremental de mercurio,
muestra los tamafios de radios de garganta de poros calculados a través de la
ecuacion de Washburn y que dependen de la presion aplicada, la tensidon
superficial y el angulo de contacto. En la prueba de inyeccion se mercurio se
registra cada variacion (aumento) de presion (presion acumulada) y el volumen
incremental de mercurio asociado, con los valores registrados se puede interpretar
que; si la presion no varia y el volumen incremental varia, se estd llenando
espacio poroso que tiene radios de garganta de poro del mismo tamafio, por otro
lado, si la presion y el volumen incremental varian, significa que existe espacio
poroso con radios de garganta de poro mas pequefios y que se llenara hasta que
ocurra otro cambio de presion y volumen incremental. Durante prueba de
inyeccion ird aumentando la presion en la medida que el mercurio vaya
penetrando en los poros cada vez mas pequefios, y sera el radio de garganta de
poro que domine el flujo, aquel que tenga porcentualmente un mayor volumen
incrementa, esto significa, que es el mayor espacio poroso llenado por mercurio
para un radio de garganta de poro dado, correspondiente a la muestra de roca

analizada.

Del grafico de intrusion de mercurio se puede observar al igual que en las
distribuciones de radio de garganta de poro, una heterogeneidad de la roca

carbonatica del campo Alfa.
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En las muestras del pozo Alfa-1, se observa que 3 de 4 muestras presentan radio
de garganta de poro que dominan el flujo entre 0.14 y 0.36 micrones, y una
muestra presenta radio de garganta de poro que domina el flujo menor a 0.01

micron, sin embargo, el tipo de roca que predomina es la microporoso.

En las muestras del pozo Alfa-4 se observan varios tipos de roca que varian de
Nnanoporoso a megaporoso, sin embargo, es evidente la existencia de dos rocas que
dominan el flujo, una definida como nanoporoso y otra como megaporoso,
posiblemente estas rocas tengan oquedades o fracturas, debido a que se observa
una diferencia significativa del volumen incremental de mercurio asociado con

respecto a las otras muestras.

Las muestras del pozo Alfa-5 en su mayoria exponen un rango de radio de
garganta de poro que domina el flujo bien definido, que va de 0.04 a 0.43
micrones (nano-microporoso), no obstante, existe una muestra que indica tener un
radio de garganta de poro que domina el flujo de 27.69 micrones, este valor puede

ser indicativo de la presencia de oquedades o fracturas en esta muestra.

Las muestras del pozo Alfa-23 son totalmente heterogéneas y varian de
Nnanoporoso a macroporoso, sin embargo, dentro de este grupo de muestras la
garganta de poro que domina el flujo es de radio 7.94 micrones que corresponde a

una roca tipo macroporoso.

El pozo Alfa-84 presenta muestras donde es evidente que el tipo de roca se
encuentra entre Nanoporoso y microporoso, no obstante, para este grupo de
muestras en radio de garganta que domina el flujo es de 0.04 micrones y

corresponde a una roca nanoporoso.
Por ultimo, las muestras de nucleo del pozo Alfa-DL1 en su mayoria es un tipo de

roca nanoporoso, aunque una de sus muestras parece tener garganta de poro

asociada a oquedades.
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Figura 28. Grafico de saturacion incremental de mercurio de las muestras de los

nucleos de los pozos Alfa-1, 4, 5, 23, 84 y DL1.
En general se puede observar que las muestras de nticleo analizadas presentan en

su mayoria un tipo de roca que varia entre nanoporoso y microporoso. (Ver figura
29).
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Figura 29. Grafico de saturacion incremental de mercurio de las muestras de los

nucleos del campo Alfa.

4.11. ECUACIONES EMPIiRICAS DE PITTMAN

Edward D. Pittman (1992), extendi6 el trabajo realizado por Winland
desarrollando un conjunto de ecuaciones empiricas (14 correlaciones), producto
de la relacion que existe entre la porosidad, la permeabilidad y los diferentes
parametros derivados de la prueba de inyeccion de mercurio. Estas ecuaciones
empiricas permitieron el calculo del radio de garganta de poro correspondiente a
saturaciones de mercurio que varias entre 10 y 75% con incrementos de 5%, lo

que hace posible realizar curvas de distribucion de radio de garganta de poro,
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utilizando valores de porosidad y permeabilidad obtenidos a partir de los analisis
de nucleos.

Las ecuaciones de Pittman se muestras a continuacion.

Log (R10) =0.459 + 0.500 * Log Ka - 0.385 * Log ¢
Log (R15) =0.333 + 0.509 * Log Ka - 0.344 * Log ¢
Log (R20)=0.218 + 0.519 * Log Ka - 0.303 * Log ¢
Log (R25)=0.204 + 0.531 * Log Ka - 0.350 * Log ¢
Log (R30)=0.215+0.547 * Log Ka - 0.420 * Log ¢
Log (R35)=0.255+0.565 * Log Ka - 0.523 * Log ¢
Log (R40) =0.360 + 0.582 * Log Ka - 0.680 * Log ¢
Log (R45) =0.609 + 0.608 * Log Ka - 0.974 * Log ¢
Log (R50)=0.778 + 0.626 * Log Ka - 1.205 * Log ¢
Log (R55)=0.948 + 0.632 * Log Ka - 1.426 * Log ¢
Log (R60) = 1.096 + 0.648 * Log Ka - 1.666 * Log ¢
Log (R65)=1.372+0.643 * Log Ka - 1.979 * Log ¢
Log (R70) =1.664 + 0.627 * Log Ka - 2.314 * Log ¢
Log (R75)=1.880+ 0.609 * Log Ka - 2.626 * Log ¢

Donde:
Ri: es el radio de garganta de poro (micrones) correspondiente a
una saturacion de mercurio

Ka: esla permeabilidad al aire no corregida (md)

¢: es la porosidad (%).

A continuacion, se muestras los graficos de permeabilidad versus porosidad con la
informacion obtenida de los analisis de ntcleos para determinar el tipo de roca,
haciendo uso de las de las regresiones hiperbdlicas de Pittman y se observa que
con la misma informacion de porosidad y permeabilidad varia el tipo de roca,
producto del cambio de las curvas hiperbolicas definidas por las ecuaciones de
Pittman para diferentes radios de garganta de poro calculas para saturaciones que

varian entre 10 y 75%. Ver figuras No. 30 y 31.
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Figura 30.

nucleos del campo Alfa.
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Figura 31. Griafico de garganta de poro Pittman R50 — R75 de las muestras de los

nucleos del campo Alfa.

4.12. GRAFICO DE APICE - PITTMAN

Pittman, adicionalmente a Winland, logra determinar los radios de garganta de

poro que dominan el flujo de forma grafica (Apice: punto de inflexion de la curva)
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para cada curva de presion capilar, a través de la relacion entre la saturacion de
mercurio y la division entre la saturaciéon de mercurio y la presion capilar (Ver
figura 32). Los graficos de apice se utilizan como herramienta para la obtencion

de un promedio de saturacion en la que se encontraria el radio de garganta de poro
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Figura 32. Grafico de Apice — Pittman.

En el grafico anterior, Grafico de Apice, se puede observar que el punto de
inflexion de la curva que contiene el resto de las curvas corresponde a una
saturacion de mercurio promedio de 55%, lo que indica que los radios de garganta
que dominan el flujo y tipo de roca pueden ser determinados mediante el modelo
de garganta de poro R55 de Pittman, sin embargo, este resultado se debe coincidir

con el resultado de los graficos Uno a Uno.

4.13. GRAFICOS “UNO A UNO”

Los graficos “uno a uno” tienen como finalidad comparar los valores de radio de
garganta de poro (Ri), obtenidos a partir del perfil de garganta de poro (Prueba de

Inyeccion de Mercurio-Presion Capilar), con los determinados a través de las
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ecuaciones empiricas de Winland y Pittman, para cada nivel de saturacion de

mercurio donde se incluye el calculado en el grafico de Apice.

El resultado que se obtendra de los graficos “uno a uno” es la correlacion que
mejor se ajusta a la roca del campo Alfa, por consiguiente, el modelo de garganta
de poro que define diferentes tipos de roca y que es el mas representativo de todas

las muestras.

Los graficos “uno a uno” se generan en escala lineal, tomando el radio de garganta
de poro calculado a partir de las correlaciones de Winland R35 y Pittman (Ver
tabla 8), correlaciones obtenidas de los valores de porosidad y permeabilidad de
los analisis convencionales de nucleos, y el radio calculado de las curvas de

presion capilar obtenidos de los analisis de ntcleo (Ver tabla 9).

En la figura 33 se observan todos los graficos “uno a uno”, que corresponden Ri
calculado del perfil de garganta de poro versus el Ri calculado de las ecuaciones
empiricas de Winland (saturacion 35%) y Pittman (saturaciones 10, 15,20, 25, 30,
35, 40, 45, 50, 55, 60, 65 y 70%). Cada grafico contiene una linea recta de
tendencia (azul) de los puntos, y una linea recta de 45 grados (naranja). La mejor
correlacion pertenece a la linea de tendencia que mas se acerque a la linea de 45
grado, en este caso, este comportamiento se observa en el grafico de R35-Pc vs.
R35-Winland, lo que indica que la ecuacién empirica de Winland (R35) es el
modelo de garganta de poro que mejor representa las curvas de presion capilar

obtenida de los anélisis de nucleo.
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Tabla 8.

Radio de garganta de poro calculado a partir de las correlaciones de Winland R35 y Pittman.

R65-PITT R70-PITT R75-PITT

0.02008512
0.22051495
0.06113373
0.00378675

2.3787044
0.02163791
0.01018958
1.94822429
0.04795708
11.3648939
8.20886152
0.32082242
0.74996876
1.29719169
0.23486636
0.12583908
0.30261037

0.1165245

0.2435311
0.86314307
10.4853837
0.64681633
3.16811675
0.47291989
0.51373315
0.06395338
0.11801967
0.12508175

0.2076215
0.14682386

0.1780085
0.20196843
0.16159912
0.05510808
0.02449528
0.20705146
0.02321616

0.14044727
0.67734632
0.24822759
0.02891769
5.29608573
0.05447654
0.02113749

8.0202838
0.07854928

9.3788325
27.4218934
0.16455807
1.35481093
1.55601328
0.07147131
0.34813702
0.35559704
0.16699929
0.10571618
0.21244971
4.01498761
0.29570308
4.32014844
0.34636647

0.3736034
0.14468504
0.06240594
0.04908164
0.04397635

0.0370619
0.09659454
0.06951256
0.09883702
0.10078234
0.10003439
0.23252653
0.06382397

0.01004256
0.15870641
0.04115766
0.00215977
1.65858442
0.02414781
0.01452733
0.85380492
0.06841179
14.4360098
3.56963401
0.91525171
0.70986643
1.59114906
1.05360576
0.10532454

0.4498729
0.16603024

0.8201519
3.91608217
24.7594306
1.85770117
3.15049367

0.9699467
1.04905184
0.06816294

0.3708654
0.49472816
1.26087402
0.80878405
0.52143142
0.83669185
0.43547968
0.07081807
0.01833456

Muestras [Porosidad - ¢ Permeabilidad - |RESENMINMM R10- PITT  R15-PITT  R20-PITT  R25-PITT R30-PITT R35-PITT RA40-PITT R45-PITT RS50-PITT R55-PITT  R60- PITT
I X (%) y (md) I(micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones)
A1/N1/M1 19.6 0.160 0.14044727 0.36605084 0.30434136 0.25905065 0.21335267 0.17254647 0.12574128 0.12574128 0.07352712 0.05279716 0.0400172 0.02675292
A1/N1/M3 10.2 0.890 0.67734632 1.11015581 0.91260124 0.76935638 0.66698495 0.58036907 0.46655996 0.46655996 0.39432341 0.33959003 0.30043508 0.24147759
A1/N1/M5 12.2 0.210 0.24822759 0.50333961 0.41143557 0.3444013 0.29098627 0.24433339 0.1878831 0.1878831 0.13765591 0.11082703 0.09343153 0.07029471
A1/N1/M6 18.5 0.010 0.02891769 0.09357049 0.07569949 0.06252403 0.04994476 0.03879608 0.02705635 0.02705635 0.01441368 0.00997833 0.00753378 0.00488531
A4/N1/M16 9 24.461 5.29608573 6.10733556 5.14602579 4.46149699 4.04848794 3.74723905 3.23904428 3.23904428 3.34008667 3.14282488 2.91583812 2.54659998
A4/N1/M18 6.7 0.007 0.05447654 0.11240162 0.08689969 0.06856201 0.05716017 0.04735678 0.03639567 0.03639567 0.03011159 0.02616156 0.02466147 0.02027099
A4/N1/M20 5.1 0.001 0.02113749 0.04567827 0.03429543 0.02622461 0.02161764 0.0176774 0.01347631 0.01347631 0.011565 0.01032118 0.01021019 0.00867675
A4/N1/M22 16.93 125.376 8.02028380 10.8411077 9.51332894 8.60378562 7.7289636 7.02565283 5.86007071 5.86007071 4.87530437 4.08272205 3.32664077 2.56271108
A4/N1/M24 4.57 0.007 0.07854928 0.13421923  0.1022076 0.07943235 0.06747308 0.05747363 0.0459961 0.0459961 0.04533846 0.04307744 0.04420618 0.039869
A4/N1/M26 3.63 17.027 9.37883250 7.22776568 5.84844571 4.86752282 4.58950682 4.50060331 4.24385762 4.24385762 6.48905979 7.48176042 8.46547342 9.14053972
A4/N1/M28 15.46 887.679 27.42189343  29.873236 26.5811742 24.4238604 22.5579969 21.2925641 18.5698327 18.5698327 17.508523 15.5099617 13.046228  10.598558
A5/N1/M2A 1.59 0.005 0.16455807 0.17401357 0.12656237 0.09391702 0.08354059 0.07625909 0.06768245 0.06768245 0.10605481 0.12791927 0.16547663 0.19137854
A5/N1/H8 6.5 1.492 1.35481093 1.70987195 1.38630206 1.1532568 1.0275561 0.93042963 0.79082998 0.79082998 0.83740516 0.80775995 0.79190245 0.71507963
A5/N1/H12 4.43 1.075 1.55601328 1.68217456 1.33861864 1.0926326 0.98734937 0.91353704 0.80299546 0.80299546 0.99664008 1.0442046 1.11203694 1.09518097
A5/N1/H16 0.89 0.001 0.07147131 0.06989969 0.04863938 0.03445346 0.03064752 0.02809634 0.02541196 0.02541196 0.04691789 0.06211622 0.09011181 0.11551537
A5/N2/H2 8.68 0.226 0.34813702 0.59576836 0.48056272 0.39698814 0.34113391 0.29370108 0.23422038 0.23422038 0.20072864 0.17506445 0.15918934 0.13012067
A5/N2/H5 3.8 0.070 0.35559704 0.45442213 0.35060715 0.27671036 0.24372261 0.21817481 0.18546725 0.18546725 0.21930523 0.22662056 0.24559937  0.2401999
A5/N2/H12 4.3 0.023 0.16699929 0.24952503 0.19158536 0.15030537 0.12988813 0.11325325 0.09318701 0.09318701 0.09938322 0.09784392 0.1024994  0.0956121
A5/N2/H17 1.3 0.002 0.10571618 0.11132293 0.07954675 0.05793262 0.05137156 0.04676847 0.04158621 0.04158621 0.06821279 0.08458185 0.11367714 0.13568544
A5/N2/H20 0.8 0.003 0.21244971  0.17005957 0.11963135 0.08581387 0.07829522  0.0743047 0.07005392 0.07005392 0.14597816 0.20422483 0.30643414  0.4140882
A23/N1/F38 1.6 1.207 4.01498761 2.63795536  2.0154486 1.57963853 1.49949343  1.4926689 1.46019164 1.46019164 2.88313619 3.82987123 5.11168284 6.43994888
A23/N1/F29 1.5 0.013 0.29570308 0.28065743 0.20531552 0.15338431 0.13831586 0.12863782 0.11675682 0.11675682 0.19532808 0.24273845 0.31982033 0.38059866
A23/N1/F22 5.5 8.390 4.32014844  4.32355855 3.53598222  2.9723679 2.72515155 2.56652479 2.28936912 2.28936912 2.8153605 2.91164181 2.99268057 2.89170183
A23/N1/F16 24 0.034 0.34636647 0.37840548  0.2846572 0.21888581 0.1953061 0.17848095 0.15702988 0.15702988 0.22147574 0.25121731 0.3000592 0.32392695
A23/N1/F11 24 0.039 0.37360340 0.40356391 0.30393469 0.23401021 0.20912402 0.19150254 0.16887733 0.16887733 0.23950762 0.27230092 0.32549322 0.35210861
A23/N1/F3 6.6 0.034 0.14468504 0.25657542 0.20118688 0.16125595 0.13720658 0.1168182 0.09261133 0.09261133 0.0827758 0.0743285 0.07099455 0.06012265
A84/N1/M2 15 0.001 0.06240594 0.07475863 0.05340295 0.03885386 0.03394195 0.03025861 0.02618666 0.02618666 0.03909797 0.04632821 0.06007846 0.06853233
A84/N1/H16 1.1 0.0004 0.04908164 0.05468418 0.03827059 0.02725576 0.02391046 0.02148444 0.0189005 0.0189005 0.03127215 0.03919302 0.05415001 0.06562931
A84/N1/M8 0.6 0.0001 0.04397635 0.04029458 0.02724243 0.01872263 0.01668221 0.01537198 0.01411791 0.01411791 0.0293127 0.04144699 0.06505064 0.08962765
A84/N1/M1C 0.7 0.0001 0.03706190 0.03676923 0.02500212 0.01728076 0.01527452 0.01390944 0.01255889 0.01255889 0.02425721 0.03306052 0.05013087 0.06649374
A84/N1/M11 1.6 0.002 0.09659454 0.11086513 0.08000604 0.05885445 0.05177628 0.04656961 0.04064396 0.04064396 0.0611047 0.07241702 0.09304707 0.10591906
A84/N1/H15 1 0.001 0.06951256 0.07110677 0.0497718 0.0354684 0.03142472 0.02863153 0.02564421 0.02564421 0.04516268 0.05833437 0.08253525 0.10308906
A84/N1/H18 1.8 0.003 0.09883702 0.11780347 0.08558786 0.06339968 0.05560832 0.04977425 0.04308116 0.04308116 0.0619808 0.07175712 0.08994459 0.09987198
A84/N1/H20 5.2 0.013 0.10078234 0.17356846  0.1336095 0.10503066 0.08933283 0.07615302 0.06080783 0.06080783 0.05805898 0.0541369 0.05419138 0.04785041
ADL1/N5/37 11.3 0.040 0.10003489 0.22625323 0.18163082 0.14906867 0.12391287 0.10186708 0.07663089 0.07663089 0.05411954 0.04304573 0.03654366 0.02727132
ADL1/N5/40 35 0.030 0.23252653 0.30767657  0.2347985 0.18313583 0.1602978 0.1423891 0.12023362 0.12023362 0.14228773 0.14759645 0.16206887 0.15949872
ADL1/N6/48 7.4 0.010 0.06382397 0.13315142 0.10374909 0.08253208 0.06882859 0.05700628 0.04369098 0.04369098 0.03518587 0.03010064 0.02782759 0.02248329
ADL1/N6/54 23 1360.000 25.00276436 31.7324962 28.8095801 27.0211084 24.620928 22.7572663 19.1984349 19.1984349 15.4123458 12.5520111 9.69555548 7.20932556
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Tabla 9. Radio de garganta de poro calculado de las curvas de presion capilar obtenidos de los analisis de nicleo.

Muestras Porosidad - ¢ | Permeabilidad - k|R-Pc-R10 R-Pc-R15 R-Pc-R20 R-Pc-R25 R-Pc-R30 R-Pc-R35 R-Pc-R40 R-Pc-R45 R-Pc-R50 R-Pc-R55 R-Pc-R60 R-Pc-R65 R-Pc-R70 R-Pc-R75
x (%) y (md) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones) (micrones)

A1/N1/M1 19.6 0.160 0.61973385 0.56491297 0.52728616 0.50984368 0.4924012 0.47495872 0.45751624 0.44007376 0.42263128 0.4051888 0.38774632 0.37030384 0.34574426 0.31512195
A1/N1/M3 10.2 0.890 1.36607207 0.77448207 0.3586575 0.15242944 0.05313551 0.0229838 0.01417013 0.00535647 0.00936963 0.0081059 0.0069776 0.00616529 0.00533923 0.00438946
A1/N1/M5 12.2 0.210 1.05221819 0.61412525 0.43443263 0.33001471 0.26864378 0.2511767 0.23370961 0.21624253 0.20334484 0.19073882 0.17813279 0.16552677 0.15292075 0.13869583
A1/N1/M6 18.5 0.010 1.05527362 0.76392998  0.6652645 0.60329962 0.54133474 0.50421063 0.47113037 0.43805012 0.40496986 0.3718896 0.34107625 0.31177417 0.28247208 0.24988046
A4/N1/M16 9 24.461 22.0025686 11.7163931 6.81038614 3.00342522 1.59355771 1.1263478 0.92655933 0.8000676 0.69825533 0.60559043 0.51094722 0.42323249 0.34177311 0.26525997
A4/N1/M18 6.7 0.007 0.15523318 0.12706342 0.10768727 0.09192955 0.07895952 0.06796908 0.05883112 0.05113625 0.04431277 0.03811184 0.03231482 0.02704205 0.0221511 0.01780521
A4/N1/M20 5.1 0.001 0.04058384 0.03041676 0.02298915 0.01760591 0.01405778 0.01175436 0.0101013 0.00886752 0.00788992 0.00707405 0.00635538 0.00568349 0.00503785 0.00440558
A4/N1/M22 16.93 125.376 28.1663024 21.181898 15.8663072 11.4580358 7.91188857 5.64715455 4.09928432 3.02822133 2.14037219 1.26259274 0.81902368 0.34277253  0.1822292 0.09387903
A4/N1/M24 4.57 0.007 0.02093895 0.01886832 0.01743851 0.01632192 0.01542493 0.01461741 0.0138496 0.0131147 0.0124019 0.01167217 0.0108955 0.01002881 0.00903833 0.00794281
A4/N1/M26 3.63 17.027 40.8401596 30.4699903 14.4885598 5.62726176 2.84084562 1.94627984 1.50002646 1.19179131 0.89353356 0.54887818 0.36602676 0.23817192 0.17207374 0.10016712
A4/N1/M28 15.46 887.679 49.2414191 41.4219137 35.4642887 32.2121427 29.8076591 27.7287016 25.9688208 24.172842 22.3003741 20.2578921 17.5776971 14.6790854 11.8688164 9.27097438
A5/N1/M2A 1.59 0.005 0.35738837 0.30409384 0.27003437 0.24698668 0.2284651 0.21300103 0.19957359 0.18686946 0.1739713  0.1594044 0.14377332 0.12825841 0.11279847 0.09837052
A5/N1/H8 6.5 1.492 29.6423419 28.2148934 26.8396756 25.4945923 23.6887959  21.264577 18.8397442 16.4535355 14.1084032 11.7713654 9.51340005 7.26502518 4.94905762 2.23217061
A5/N1/H12 4.43 1.075 1.44262319 0.69883028 0.44629965 0.31678792 0.24172003 0.19107899 0.15870859 0.13429654 0.11802381 0.10469722 0.09413926 0.08369789 0.07262632 0.06076583
A5/N1/H16 0.89 0.001 0.17221957  0.1314645 0.11149502 0.09990624 0.09156352 0.08523968 0.07993417 0.07558094 0.07176514 0.06824925 0.06511256 0.06181147 0.05827745 0.05402313
A5/N2/H2 8.68 0.226 0.98110782 0.77804977 0.65479909 0.56857824 0.50103842 0.44972652 0.40759694 0.36914785 0.32742885 0.2881935 0.24969971 0.21308945 0.17776796 0.14315293
A5/N2/H5 3.8 0.070 0.17825037 0.10610538 0.08545886 0.07325062 0.06488446 0.05843443 0.05340075 0.04906024 0.04534394 0.04203583 0.03886853 0.03561075 0.0322309 0.02865189
A5/N2/H12 4.3 0.023 0.30784078 0.26961734 0.24325924 0.22123478 0.20246454  0.1862315 0.17211436 0.15884184 0.14455721 0.12809181 0.10930857 0.08970231 0.07213709 0.05723697
A5/N2/H17 13 0.002 0.69800619 0.48974879 0.36875488 0.29634846 0.25046656 0.21810196 0.19203051 0.16819837 0.14630067 0.12621436 0.10868272 0.09258769 0.07786781 0.06473374
A5/N2/H20 0.8 0.003 0.2166611 0.17909238 0.15473263 0.13616806 0.12217993 0.11063021 0.10136455 0.09336502 0.08593064 0.07920965 0.07316245 0.06798965 0.06295755 0.05831618
A23/N1/F38 1.6 1.207 15.2309426 5.27890239 2.22776644  1.0925666 0.64297745 0.40617722 0.27987153 0.19766482 0.13548895 0.09128558 0.05028867 0.01992368 0.00787827 0.00461881
A23/N1/F29 15 0.013 1.05695817 0.52902262 0.32251258 0.22076037 0.16344494 0.12753805 0.10096157 0.07765956 0.05793586 0.04126243 0.02825227 0.01794172 0.01053969 0.00620035
A23/N1/F22 5.5 8.390 17.3995477 12.0912826  8.8160457 7.77667409 6.54082456 5.29229649 4.11137471 2.98400191 1.88883254 1.30779918 0.94699649 0.69100607 0.50764888 0.37265261
A23/N1/F16 2.4 0.034 0.86970716 0.48324022 0.38458591 0.3254891 0.28808087 0.25904113 0.23640734 0.21679753 0.1988079 0.18011685 0.15854325 0.12891867 0.08642477 0.04350304
A23/N1/F11 2.4 0.039 1.6711712 1.02839424 0.80399793 0.68103769 0.58905262  0.5204938 0.46359274 0.41522317 0.36228908 0.27804452 0.18955845 0.11483491 0.0599025 0.02661393
A23/N1/F3 6.6 0.034 0.08018589 0.05788286 0.03602874 0.02494303 0.01990839 0.01702207 0.01495994 0.01329057 0.01181225 0.01045011 0.00915961 0.00791747 0.00672348 0.00559879
A84/N1/M2 15 0.001 0.1598292 0.13344048 0.11575302 0.10269018 0.09270979 0.08469383 0.07752846 0.07097786 0.06493889 0.05909834  0.0534606 0.04806776 0.04288113 0.0379768
A84/N1/H16 11 0.0004 0.14070501 0.12350033 0.10977653 0.09799887 0.08714631 0.0779827 0.0696494 0.06216563 0.05532036 0.04885239 0.04278775 0.03737564 0.03228722 0.02739936
A84/N1/M8 0.6 0.0001 0.08640783 0.07766317 0.07108828 0.0655602 0.06069956 0.05638656 0.05252491 0.04904833 0.04578102 0.04301157 0.04049086 0.0380685 0.03567685 0.03323752
A84/N1/M1C 0.7 0.0001 0.07379673 0.06346387 0.05636917 0.05106031 0.04693025 0.04349388 0.04083579 0.03845125 0.03618013 0.03419541 0.03236625 0.03059562 0.02894006 0.02729978
A84/N1/M11 1.6 0.002 0.23113857 0.19481728 0.16986698 0.14981741 0.13400355 0.12068806 0.11015715 0.10169907 0.09455741 0.08816854 0.08239454 0.07689512 0.07123829 0.06510939
A84/N1/H15 1 0.001 0.19495444 0.17078028 0.15109218 0.13427657 0.11936665 0.10760136 0.09737093 0.08827993 0.08015362 0.07233791 0.06449265 0.0569348 0.04981633 0.04329455
A84/N1/H18 1.8 0.003 0.23599514 0.20791774 0.18681281 0.16963729 0.15489023 0.14176737 0.12947174 0.11730859 0.10536916 0.09334534 0.08163594 0.07084082 0.06096236 0.05170264
A84/N1/H20 5.2 0.013 0.15515244 0.13747356 0.12516392 0.11529285 0.10640982 0.09851075 0.09123095 0.08451808 0.07816035 0.07216556 0.06631194 0.06050095 0.05465474  0.0490478
ADL1/N5/37 11.3 0.040 0.11099506 0.07504633 0.04581748 0.03300624 0.02729103 0.02337749 0.02104013 0.01901962 0.01699911 0.01501721 0.01314522 0.01128096 0.00920627 0.00705883
ADL1/N5/40 3.5 0.030 0.3108365 0.14912601 0.09013439 0.05933436 0.04198245 0.03320174 0.02727081 0.02296613 0.02002389 0.01719891 0.01429311 0.01153871 0.00814436

ADL1/N6/48 7.4 0.010 0.02856499 0.02130202 0.01767821 0.01469095 0.0126585 0.01115154 0.00984419 0.00860697 0.00736976 0.00625053 0.00510946 0.00386045 0.00264859

ADL1/N6/54 23 1360.000 35.168552  32.487021 29.8054901 27.1239591 24.4424282 21.7608972 19.0793663 16.9430081 15.1133096 13.2836111 11.3882526 9.36543632 7.25808799 5.06113914
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R20-Pc vs. R20-Pittman
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Figura 33. Graficos Uno a Uno.

90



4.14. MODELO DE GARGANTA DE PORO

De los graficos “uno a uno” se puede observar que el modelo de garganta de poro
para el campo Alfa es representado por la ecuacion R35 de Winland, dado que es
la que tiene mejor correlacion con los valores de radio calculado de las curvas de

presion capilar obtenidos de los analisis de nticleo.

La ecuacion R35 de Winland se presenta a continuacion.

Log (R35) = 0.732 + 0.588*Log Ka — 0.864*Log ¢

Donde:
R35: es el radio de garganta de poro (micrones) correspondiente a
una saturacion de mercurio de 35%
Ka: esla permeabilidad al aire no corregida (md)

¢: es la porosidad (%).

Luego de determinar el modelo de garganta de poro, se presenta el grafico de
presion capilar versus la saturacion de mercurio con el punto de cruce de
saturacion de mercurio de 35% donde se observan los distintos tipos de roca (Ver
figura 34). También se presenta el grafico de permeabilidad versus porosidad para
garganta de poro Winland R35 (Ver figura 35), donde se observan las muestras de
presion capilar (color rojo) indicando el tipo de roca a la cual pertenecen que
coinciden con las determinadas en el grafico de presion capilar versus saturacion
de mercurio, lo que genera representatividad y confiabilidad en el modelo de

garganta de poro.

La figura 36 presenta la distribucion de los diferentes tipos de roca presentes en
cada pozo del campo Alfa, observandose que las muestras de un mismo nucleo
contienen distintos tipos de roca, esto es debido a la variabilidad de los procesos
diagenéticos. También se observa que la mayor parte de las muestras se

encuentran ubicadas dentro del rango de microporoso y mesoporoso.
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Figura 34. Grafico de Presion Capilar versus saturacion de mercurio, con el punto de
cruce de Saturaciéon de Mercurio de 35% donde se observan los distintos tipos de roca para

las muestras de niucleo analizadas del campo Alfa.

Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)
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Figura 35. Grafico de garganta de poro Winland R35 con la distribucion de las

muestras de presién capilar.
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Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)
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Figura 36. Grifico de garganta de poro Winland R35 de las muestras de los nucleos del

campo Alfa y su distribucién de tipo de roca.

4.15. INTEGRACION DE INFORMACION DE ANALISIS DE NUCLEOS
Y TIPO DE ROCA

Como se mencion6 anteriormente, con el objeto de mejorar la caracterizacion de
la roca presente en el campo Alfa y validar los andlisis realizados y resultados
obtenidos en el subcapitulo 3.3. DETERMINACION DE TIPO DE ROCA, se
realizo la integracion de la informacion disponible de descripcion petrografica de
ntcleos y laminas delgadas (LD), estudio de diagénesis, analisis de difraccion de
rayos X (DRX), estudio con microscopio de barrido electronico (MEB) con los

analisis de presion capilar y tipos de roca segin Winland.
La clasificacion de la roca en la descripcion petrografica se llevo a cabo mediante

la clasificacion de Dunham modificada por Embry & Klovan (1971) y la
clasificacion de Folk (1962).
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A continuacion, se describen el tipo de roca presente en cada uno de los pozos

analizados en este estudio, por pozo y nucleo para las muestras seleccionadas:

4.15.1. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-1

Para la integracion y validacion de la informacion correspondiente al pozo Alfa-1,

se consideraron las muestras M5 y M6.

Muestra MS5: El analisis de presion capilar indica que la muestra es una roca de
mediana a poca capacidad de almacén, se observa que la presion de entrada es alta
inicialmente indicando pequefia garganta de poro, posteriormente un gran
aumento de saturacidn con poca presion, indicando poros conectados y la
horizontalidad de la curva se interpreta que son de tamafio uniforme. El tipo de
roca definido seglin este andlisis para una saturacion de 35% de mercurio (R35) es
microporoso, mientras que el modelo de garganta de poro de Winland R35
(Porosidad (%): 14.3 y Permeabilidad (mD): 1.554), ubica la muestra en el rango

de mesoporoso muy cercano al limite de microporoso (Ver figura 37).

La descripcion petrografica indica que la muestra M5 es un packstone oncolitico
algaceo, el cual consiste de oncolitos micriticos (del tamafio de arena medio) y
agregados dispersos de algas calcareas (del tamaio del guijarro), bien clasificados
y fuertemente empacados. También esta presentes los moluscos calciticos rotos y
esporadicas placas de equinodermos. La dolomita rombica no ferrosa y el cuarzo
detritico estan dispersos a través de la muestra, mientras que la calcita no ferrosa

ocurre como cemento en zonas.

El analisis MEB vuelve a mostrar una textura micritica pobremente

“empaquetada” con excelente porosidad microcristalina.
La diagénesis presente en la muestra M5 se estima que sea: micritizacion,

cementacion por calcita, reemplazo por dolomita, reemplazo por -cuarzo,

incremento de cambio diagenético.
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El analisis DRX indica que la composicion mineralogica de la roca es de: Cuarzo

3% y calcita 97%.

Muestra M6: El analisis de presion capilar indica que la muestra tiene un
comportamiento similar a la muestra M5, dando como resultado un tipo de roca
microporoso para una saturacion de 35% de mercurio. Bajo el modelo de garganta
de poro Winland R35 (Porosidad (%): 19.5 y Permeabilidad (mD): 2.465), la
muestra se ubica en el rango de mesoporoso muy cercano al limite de

microporoso como la muestra M5 (Ver figura 37).

El analisis petrografico indica que la muestra M6 consiste de oncolitos (del
tamafio del guijarro) rodeado por una matriz micrita con moluscos calciticos,
placas de equinodermos y pequefios foraminiferos plantonicos. Los oncolitos
consiten de granos con laminaciones micriticas concéntricas en un nucleo
bioclastico, tipicamente una placa de un equinodermo o un agregado de algas
calcareas. Estos granos localmente forman una estructura granular sostenida
(rudstone), aunque en otra parte ellos parecen “flotar” en la matriz de wackestone

bioclastico (floaststone).
El estudio de diagénesis determind: micritizacion, disolucion de grano,
cementacion por calcita, reemplazo por dolomita, reemplazo por -cuarzo,

incremento de cambio diagenético.

El analisis DRX indica que la composicion mineralogica de la roca es de: Calcita

98% y dolomita 2%.

El medio ambiente de deposito de las muestras M5 y M6 del nucleo 1 apuntan

hacia aguas someras, en un medio ambiente de plataforma. (Ver figura 45).
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Alfa-1 Presidn Capilar - Inyeccion de Mercurio Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)
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Figura 37. Muestras M5 y M6 del niicleo 1 del pozo Alfa-1. Izquierda (izda.): Grafico

de Presion Capilar versus Saturacion de Mercurio, se presentan los puntos en las curvas de
presion capilar donde la saturacion de mercurio es de 35% y se indica el tipo de roca que
corresponde a cada muestra, M5 y M6 pertenecen a un tipo de roca microporoso. Derecha
(dcha.): Grafico de garganta de poro Winland R35, presenta las muestras M5 y M6 dentro

del rango de tipo de roca mesoporoso, proximo al limite de tipo de roca meso-microporoso.

4.15.2. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-2

Para la integracion y validacion de la informacion correspondiente al pozo Alfa-2,

se consideraron las muestras N2H2, N2H3 N2H4 del ntcleo 2.

Muestra N2H2: La definicion de tipo de roca obtenido del grafico de
permeabilidad versus porosidad de garganta de poro Winland R35 es de
nanoporoso, esto debido a que la porosidad es de 0.011% y la permeabilidad de

0.0003 mD, lo que indica que es una roca de baja calidad. Ver figura 38.

La descripcion petrografica indica que la muestra es boundstone - framestone con
matriz variada entre micritica a grainstone peloidal, con abundantes oncolitos.
También presenta estructuras bandeadas concéntricas que engloban un nucleo

compuesto de grainstone peloidales-bioclésticos.
El estudio de diagénesis revela: Compactacion, cementacion.

El analisis DRX indica: Cuarzo 8.0%, feldespatos plagioclasas 2.0%, calcita
80.0%, pirita 1.0% y arcillas 9.0%.
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El ambiente de depdsito determinado para la muestra de acuerdo al nticleo es zona

arrecifal. (Ver figura 45).

Muestra N2H3: Al igual que la muestra N2H2, la muestra N2H3 es definida por el
grafico de permeabilidad versus porosidad para garganta de poro Winland R35
como nanoporoso. La porosidad es de 0.022% y la permeabilidad de 0.0003 mD,

lo que indica que es una roca de baja calidad. Ver figura 38.

La petrografica indica que la muestra es boundstone - bindstone con laminacion y
bandeado festoneado compuesto por micrita de diferentes tonalidades e
intercalaciones de bandas con contenido de peloides o rellenos fenestrales de
calcita, lo que otorga un aspecto bandeado claro-oscuro. Posee matriz de relleno
intersticial compuesto por packestone peloidales constituido por peloides, ooides
micriticos, fragmentos carbonaticos de conchillas y granos de cuarzo anguloso

tamafo limo.

El estudio de diagénesis revela: Compactacion, cementacion/relleno de cavidades

con calcita esparitica.

El analisis DRX indica: Cuarzo 3.0%, calcita 92.0%, ankerita 1.0%, pirita 1.0% y

arcillas 3.0%.

Al igual que la muestra N2H2, la muestra N2H3 el ambiente de deposito

determinado es la zona arrecifal. (Ver figura 45).

Muestra N2H4: Al igual que las muestra N2H2 y N2H3, la muestra N2H4 es

definida por el grafico de permeabilidad versus porosidad para garganta de poro
Winland R35 como nanoporoso. La porosidad es de 0.011% y la permeabilidad de
0.0003 mD, lo que indica que es una roca de baja calidad. Ver figura 38.

Al igual que las muestras descritas anteriormente, la muestra N2H4 se describe

petrograficamente como una caliza con abundantes restos de materia organica,

97



presenta estructuras de laminacion y bandeada, que se cataloga segun clasificacion
textural deposicional reconocible de Dunham modificada por Embry & Klovan
(1971) como boundstone - bindstone constituido por bandas alternantes de micrita
oscura y wackestone-packestone peloidal, a veces intercalando bandas irregulares

con estructuras fenestrales con relleno de calcita esparitica.

La estructura bandeada se repite en toda la muestra con disefios concéntricos y
festoneados englobando fragmentos de conchillas, fragmentos fosfaticos de peces
o con nucleos constituidos por un aglomerado de ooides, peloides y algunos
granos de cuarzo anguloso. El relleno intersticial se compone de packestone que
contiene ooides, peloides, granos de cuarzo y hasta algunos foraminiferos

(miliolido).

El estudio de diagénesis revela: Compactacion, cementacion, piritizacion (relleno

y reemplazo en poros y laminas).

La composicion mineraldgica obtenida a través del andlisis DRX indica: Cuarzo

4.0%, calcita 91.0%, ankerita 1.0%, pirita 1.0% y arcillas 3.0%.

Al igual que las muestras N2H2 y N2H3, el ambiente de depdsito determinado de

acuerdo al nucleo es la zona arrecifal. (Ver figura 45).
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Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)
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Figura 38. Muestras N2H2, N2H3 y N2H4 del ntcleo 2 del pozo Alfa-2. (A) Grafico de
garganta de poro Winland R35, presenta las muestras N2H2, N2H3 y N2H4 tienen una
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porosidad y permeabilidad muy baja, producto de los procesos diagenéticos (compactacion,
cementacion/relleno). (B) LD de la muestra N2H2, se observan los oncolitos [O]. (C) MEB de
la muestra N2H2, se observa la carencia de porosidad. (D) LD de la muestra N2H3, se
observan los ntcleos de las estructuras laminares que estin constituido por un esqueleto
filamentoso, y reemplazado por calcita esparitica [e]. (E) MEB de la muestra N2H3, se
observa el tamafio de un poro de 15 micrones. (F) LD de la muestra N2H4, se observa el
relleno intersticial se compone de packestone que contiene ooides [o], peloides [p], granos de
cuarzo [c] y hasta algunos foraminiferos (miliélido [m]) que se aprecia en el centro de la foto.
(G) MEB de la muestra N2H4, se observa la baja porosidad de la muestra producto de los

procesos diagenéticos.

4.15.3. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-4

La caracterizacion del tipo de roca presente en el pozo Alfa-4, se llevod a cabo
mediante la integracion y validacion de la informacion correspondiente a las

muestras M22 y M28.

Muestra M22: En el analisis de presion capilar el aumento constante de la presion
con respecto a la inyeccion minima de mercurio hasta llegar a un tamafio de poro
mas grande es un indicativo de poros aislados, sin embargo, para una saturacion
de 35% de mercurio el tipo de roca es definida como macroporoso, lo que indica
que es una excelente roca almacén. El tipo de roca definido segun este analisis es
mesoporoso. Segun el modelo de garganta de poro Winland R35 el tipo de roca es

mesoporoso (Porosidad (%): 16.9 y Permeabilidad (mD): 125.37). Ver figura 39.

El analisis petrografico indica que la roca original probablemente corresponde a
pack-grainstone de ooides y peletoides. Actualmente la roca es una dolomia
mesocristalina media, subhedral, de aspecto masivo, con abundante porosidad de
tipo pinpoint (porosidad vugular referida a la porosidad fenestral, producto de la

disolucion secundaria de poro) aparentemente intragranular. Ver figura 39.

El estudio de diagénesis de la roca presente en la muestra M22 indica

compactacion, disolucion, cementacion, dolomitizacion.
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El analisis DRX muestra la composiciéon mineralogica y su porcentaje: Cuarzo

2%, anhidrita 4%, calcita 2% y dolomita 96%.

Muestra M28: El analisis de presion capilar indica que la roca de la muestra es
tipica de una excelente roca almacén, donde la presion de entrada es baja
indicando poros grandes y la horizontalidad de la curva que los poros son de
tamafio uniforme. El tipo de roca definido segliin este analisis para un 35% de
saturacion de mercurio es megaporoso. El tipo de roca definido por el modelo de
garganta de poro Winland R35 es megaporoso. (Porosidad (%): 15.5 y
Permeabilidad (mD): 887.67). Ver figura 39.

La petrografia indica que la roca original corresponde a pack-grainstone de ooides
(posibles oolitas) y peletoides. Actualmente se define como dolomia
microcristalina fina a media, subhedral a anhedral, con abundates oquedades y

cavidades de disolucion intragranular. Ver figura 39.

La diagénesis que presenta esta muestra es: Compactacion, cementacion,

disolucion y dolomitizacion.

El andlisis DRX indica que la composicion mineralogica es: Cuarzo 1%, calcita

1% y dolomita 98%.

El medio ambiente de deposito de las muestras M22 y M28 del nticleo 1 del pozo
Alfa-4 sugieren una zona de arrecife (Rampa Interna Banco Oolitico) (Ver figura

45).
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Alfa-4 Presidn Capilar - Inyeccidn de Mercurio Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)

>
o

10 .
= =
.
1000 M2E L s
E @ m— ]
5
E - 100 - E
g i E . . —T i
T w®
1 ] 3 . 3
3 ® . s
5 g3, .
B
s o
3 - H o 3 F___:___._.—-—o.: &
£ § . v . §
. .
3 oo - S
.
oo
100 080 060 0" 020 000 o 5 10 15 0 5 30
Saturaclén de Mercurio (fracchin) Porosidad |%)
S _HF@_“_,_, _HMES — DMt —rm —00miC o ags

Figura 39. Muestras M22 y M28 del niicleo 1 del pozo Alfa-4. (A) Grafico de Presion
Capilar versus Saturacion de Mercurio, se presentan los puntos en las curvas de presion
capilar donde la saturacién de mercurio es de 35% y se indica el tipo de roca que
corresponde a cada muestra, M22 pertenece a un tipo de roca macroporoso y M28 a un
megaporoso. (B) Grafico de garganta de poro Winland R35, presenta las muestras M22 y
M28 dentro del rango de tipo de roca macroporoso y mesoporoso respectivamente. (C) LD
de la muestra M22, se observa la porosidad de oquedades (vugular). (D) LD de la muestra
M28, se observa la porosidad vugular. (E) MEB de la muestra M22, se observa la
conectividad entre los poros. (F) MEB de la muestra M22, se observa tamaiio de garganta de

poro de 18.298 micrones.
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4.15.4. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-5

La caracterizacion del tipo de roca presente en el pozo Alfa-5, se determind
mediante la integracion y validacion de la informacion correspondiente a las

muestras N1H12, N2H2 y N2H20.

Muestra N1H12: El comportamiento de la curva en el andlisis de presion capilar

es tipico de una roca de baja calidad, con poros aislados determinado por
presentar a una presion constante con respecto a una presion minima de inyeccion
de mercurio hasta llegar a un tamafo de poro mas grande determinado por el
segundo punto de inflexion que es caracteristico de dos tamafios de poros. El tipo
de roca definido para la muestra N1H12 para una saturacion de 35% de mercurio
es microporoso. Bajo la clasificacion del modelo de garganta de poro de Winland
R35 (Porosidad (%): 4.12 y Permeabilidad (mD): 0.006) la roca de la muestra fue

clasificada como nanoporoso. Ver figura 40.

La petrografia indica que la roca original es packstone-grainstone de ooides y
oolitas. Actualmente dolomia mesocristalina constituida por gruesos cristales
rombicos entre los que existe desarrollo de porosidad intercristalina que presenta
geometrias polihedrales y tetrahedrales, también existe desarrollo de porosidad
asociada a procesos de disolucion, en partes cementada con calcita (tefiida de

r0jo), con presencia de impregnacion de aceite residual. Ver figura 40.

El estudio de diagénesis indica compactacion fisico-quimica, presion solucion con
generacion de lineas estiloliticas, dolomitizacion, disolucion, reemplazamiento de

cementante calcareo en porosidad intercristalina y por disolucion

analisis indica que la composicion mineralogica es: Cuarzo 0.5%, calcita
FEl lisis DRX ind 1 1 C 0.5%, calcit

7.6% y dolomita 91.9%.
El medio ambiente de depodsito de la muestra N1H12, revela que debido a la

intensidad de la dolomitizacion la textura de la roca original ha sido destruida casi

en su totalidad, la cual corresponde a litofacies tipicas de carbonatos de ambientes
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de moderada a alta energia en donde estan presentes algunos granos carbonatados

ovalados a sub-redondeados. (Ver figura 45).

Muestra N2H2: El analisis de presion capilar realizado indica que es una muestra
con garganta de poro fina y de baja capacidad de almacenamiento. El tipo de roca
definido para esta muestra a una saturacion de 35% de mercurio es microporoso,
definicion que coincide con la clasificacion del modelo de garganta de poro de

Winland R35 (Porosidad (%): 8.6 y Permeabilidad (mD): 0.187. Ver figura 40.

La roca original de la muestra es packstone de pellets y pelletoides micritizados,
actualmente con desarrollo de fina porosidad intergranular y por disolucion,

reemplazamiento parcial de cristales rombicos de dolomita. Ver figura 40.
El estudio de diagénesis indica: Compactacion fisico-quimica, presion solucion,
micritizacion de granos, calcitizacion de bioclastos, dolomitizacion temprana,

disolucion, fracturamiento, cementacion de calcita espatica.

La composicion mineraldgica determinada del DRX es: Cuarzo 1.2%, calcita

47.2% y dolomita 51.6%.

El medio ambiente de depdsito determinado es plataforma interna en las

proximidades del banco oolitico. (Ver figura 45).

Muestra N2H20: El comportamiento de la curva en el analisis de presion capilar

es tipico de una roca sello, donde con una alta presion la inyeccion de mercurio es
pequeiia, lo que indica que el radio de garganta de poro y tamafio poro es muy
pequeio. El tipo de roca definido para la muestra N2H20 para una saturacion de
35% de mercurio es nanoporoso y bajo la clasificacion del modelo de garganta de
poro de Winland R35 (Porosidad (%): 4.12 y Permeabilidad (mD): 0.006) la roca

de la muestra fue definida como nanoporoso. Ver figura 40.
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El tipo de roca original de la muestra es grainstone de oolitas con nucleos
compuestos. Actualmente la roca estd constituida por grainstone de oolitas,
parcialmente dolomitizado, proceso que dio origen a la generacion de gruesos
cristales rombicos de dolomita, afectando tanto a la matriz micritica y en partes de
los granos carbonatados, los cuales se presentan deformados debido a los procesos

de compactacion temprana y presion. Ver figura 40.

Los procesos diagenéticos determinados para la muestra N2H20 son los
siguientes: Compactacion fisico-quimica, presion solucion con generacion de
lineas estiloliticas, micritizacion de granos, calcitizacion de bioclastos,

dolomitizacion temprana, disolucion.

El analisis DRX muestra la composiciéon mineralogica y su porcentaje: Cuarzo

1.0%, calcita 49.8% y dolomita 49.2%.

El medio ambiente de deposito de la muestra N2H20 indica ser: Banco oolitico.

(Ver figura 45).
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Alfa-5  Presion Capilar - Inyeccion de Mercurio Permeabilidad vs. Porosidad (Winlad R35)
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Figura 40. Muestras N1H12 de niticleo 1 y N2H2 y N2H20 del nticleo 2 del pozo Alfa-5.
(A) Grifico de Presion Capilar versus saturacion de mercurio. se presentan los puntos en las
curvas de presion capilar donde la saturacion de mercurio es de 35% y se indica el tipo de

roca que corresponde a cada muestra, N1IH12 y N2H2 pertenece a un tipo de roca
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microporoso y N2H20 a un nanoporoso. (B) Grifico de garganta de poro Winland R35,
presenta las muestras N1H12 y N2H20 dentro del rango de tipo de roca nanoporoso,
proximo al limite con microporoso, y la muestra N2H2 en el rango de microporoso. (C) LD
de la muestra N2H20, se observa oolita con ntcleo compuesto de finos granos micritizados
aglutinados tipo pellets, con claro desarrollo de capas concéntricas con estructura de
cristales radiales, se observan cristales de dolomita [D]. (D) MEB de la muestra N2H20, se
observa espacio poroso de 2.5 micrones. (E) LD de la muestra N1H12, se observa los cristales
rémbicos y la porosidad asociada a procesos de disolucion, en partes cementada con calcita
[C] tefiida de rojo. (F) MEB de la muestra N1H12, se observa tamafio de garganta de poro de
1.0 micron y cemento de calcita. (G) LD de la muestra N1H2, se observa La muestra teiiida
con alizarina roja, corresponde a packstone de pellets y pelletoides micritizados. (F) MEB de
la muestra N1H2, se observa porosidad (intergranular, disolucién, por fracturas y

microporosidad.

4.15.5. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-23

Para la integracion y validacion de la informacién correspondiente al pozo Alfa-

23, se consideraron las muestras N1F3, N1F11 y N1F22.

Muestra N1F3: El andlisis de presion capilar indica que la muestra es una roca de
mala calidad y es considerada una roca sello, se observa que la presion de
inyeccion de mercurio es muy alta con respecto a volumen de mercurio
desplazado, lo que indica que existe una mala conectividad entre los poros,
ademas de no poseer capacidad de almacenamiento. El tipo de roca definido segun
este analisis para una saturacion de 35% de mercurio (R35) es nanoporoso,
mientras que la clasificacion del modelo de garganta de poro de Winland R35
(Porosidad (%): 6.6 y Permeabilidad (mD): 0.034), ubica la muestra en el rango

de microporoso muy cercano al limite de nanoporoso (Ver figura 41).

La descripcion petrografica indica que la muestra N1F3 posiblemente tiene su
origen en grainstone de ooides y oolitas. Actualmente es una dolomia con cristales
de tamafio medio a fino, con armazén en mosaico hipidiomérfico (Granos que
muestran alguna traza de una forma cristalina), debido a la intensa dolomitizacion,
la textura original no es clara, estdn presentes abundantes granos de cuarzo

detritico, existe desarrollo de porosidad intercristalina. (Ver figura 41).
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El estudio de diagénesis indica compactacion y dolomitizacion.

El analisis DRX muestra: Cuarzo 6.0%, calcita 3.0%, dolomita 81.0%, pirita
1.0%, yeso 1.0% y barita 8.0%.

El medio ambiente de depdsito de la muestra de acuerdo al registro sedimentario

del nucleo es plataforma media a interna. (Ver figura 45).

Muestra N1F11: El comportamiento de la curva en el analisis de presion capilar es
tipico de una roca de baja calidad, donde se observa garganta de poro fina
indicado por una alta presion de inyeccion de mercurio y poca saturacion de
mercurio en su primer punto de inflexion, y poca capacidad de almacenamiento
indicado por la baja saturacion a partir del segundo punto de inflexion. El tipo de
roca definido para la muestra N1F11 para una saturacién de 35% de mercurio es
microporoso, la misma clasificacion fue dada por el modelo de garganta de poro
de Winland R35 (Porosidad (%): 2.4 y Permeabilidad (mD): 0.0386). Ver figura
41.

El tipo de roca original posiblemente grainstone de ooides y oolitas con textura

granosoportada.

La diagénesis asociada a la dolomitizacion afectd intensamente a la roca original
(dolomia mesocristalina), existe desarrollo de algo de porosidad intercristalina y
por disolucion, entre los granos atn son evidentes los contactos suturales. Ver

figura 41.

Los procesos diagenéticos determinados para la muestra NI1F11 son los

siguientes: Compactacion, presion-solucion, dolomitizacion.

El analisis DRX muestra la composicion mineraldgica y su porcentaje: Calcita

1.0% y dolomita 99.0%.
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El medio ambiente de depdsito de la muestra N1F11 conforme al registro

sedimentario del ntcleo indica ser: Plataforma media a interna. (Ver figura 45).

Muestra N1F22: El analisis de presion capilar realizado indica que es una muestra
con garganta de poro gruesa, con tamafio de poro heterogéneos y de mediana
capacidad de almacenamiento. El tipo de roca definido para esta muestra a una
saturacion de 35% de mercurio es macroporoso, definicion que coincide con la
clasificacion de Winland R35 (Porosidad (%): 5.5 y Permeabilidad (mD): 8.39).
Ver figura 41.

La roca original de la muestra es grainstone de ooides, actualmente dolomia
cristalina media a gruesa (mesocristalina), con cristales de dolomita entrecruzados
los cuales forman una textura en mosaico, existe reemplazamiento de anhidrita y
desarrollo de porosidad por disolucion principalmente moldica y vugular o de

oquedades. Ver figura 41.

El estudio de diagénesis indica: Compactacion, presion-solucion y dolomitizacion.

La composicion mineraldgica determinada del DRX es: Cuarzo 1.0%, calcita

1.0%, dolomita 89.0%, anhidrita 8.0% y yeso 1.0%.

El medio ambiente de deposito determinado de acuerdo con el registro

sedimentario del ntcleo es plataforma media a intermedia. (Ver figura 45).
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Figura 41. Muestras N1F3, N1F11 y N1F22 del nicleo 1 del pozo Alfa-23. (A) Grafico
de Presion Capilar versus saturacion de mercurio, se presentan los puntos en las curvas de
presion capilar donde la saturacion de mercurio es de 35% y se indica el tipo de roca que
corresponde a cada muestra, N1F3 pertenece a un tipo de roca nanoporoso, N1F11 a
microporoso y N1F22 a macroporoso (B) Grafico de garganta de poro Winland R35,
presenta que las muestras N1F3 y N1F11 dentro del rango de tipo de roca microporoso, y la
muestra N1F22 en el rango de macroporoso. (C) MEB de la muestra N1F3, no se observa
porosidad definida. (D) MEB de la muestra N1F11, se observa tamaiio de garganta de poro
de 3.7 micrones y cristales de dolomita [D]. (E) MEB de la muestra N1F22, se observa

espacio poroso de 20 micrones, porosidad por disolucién principalmente méldica y vugular.
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4.15.6. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-84

Para la integracion y validacion de la informacién correspondiente al pozo Alfa-

84, se consideraron las muestras N1M11, N1H18 y N1H20.

Muestra NIM11: El analisis de presion capilar indica que la muestra es una roca

baja calidad mostrado por la alta presion de entrada inicialmente lo que declara
tamafios de garganta de poro pequefios. El tipo de roca definido segun este
analisis para una saturacion de 35% de mercurio (R35) es nano-microporoso, al
igual que la clasificacion del modelo de garganta de poro de Winland R35

(Porosidad (%): 1.6 y permeabilidad (mD): 0.0021). Ver figura 42.

La descripcion petrografica indica que la muestra NIM11 de roca original
probablemente  corresponde a  pack-grainstone, actualmente dolomia
mesocristalina subhedral, con fantasmas de peletoides, la porosidad es

intercristalina y microfracturas. Ver figura 42.

El estudio de diagénesis indica dolomitizacion, disoluciéon y cementacion con

calcita.

El andlisis DRX muestra que la composicion mineralogica de la roca es de:

Cuarzo 0.5%, calcita 3.0%, dolomita 94.8%, pirita 0.2% y arcillas 1.5%.

El medio ambiente de depdsito determinado es plataforma media. (Ver figura 45).

Muestra N1H18: El analisis de presion capilar indica que la muestra N1H18 tiene

un comportamiento y valores de presion y saturacion de la curva de inyeccion de
mercurio muy similar a la muestra NIM11, y la definicion del tipo de roca bajo en
analisis de presion capilar y clasificacion del modelo de garganta de poro de
Winland R35 (Porosidad (%): 1.8 y permeabilidad (mD): 0.0026) es basicamente

el mismo, nano-microporoso. Ver figura 42.
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La petrografia indica que la roca original corresponde a pack-grainstone,
actualmente dolomia mesocristalina, subhedral, con fantasmas de peletoides y
pellets, la porosidad es intercristalina, con microcavernas debido a disolucion. Ver
figura 42.

El estudio de diagénesis indica dolomitizacion y disolucion.

El andlisis DRX muestra que la composicion mineralogica de la roca es de:

Cuarzo 0.5%, calcita 2.3%, dolomita 95.2%, pirita 0.2% y arcillas 1.8%.

El medio ambiente de depdsito determinado es plataforma media. (Ver figura 45).

Muestra N1H20: El analisis de presion capilar indica que la muestra N1H20 tiene

un comportamiento y valores de presion y saturacion de la curva de inyeccion de
mercurio muy similar a los de la muestra NIM11 y N1H18, y la definicion del
tipo de roca bajo en analisis de presion capilar y clasificacion del modelo de
garganta de poro de Winland R35 (Porosidad (%): 5.2 y permeabilidad (mD):

0.0129) es basicamente el mismo, nano-microporoso. Ver figura 42.

La petrografia indica que la roca original de muestra N1H20 corresponde a pack-
grainstone, actualmente dolomia mesocristalina, subhedral, con fantasmas de
ooides, porosidad intercristalina. Ver figura 42.

El estudio de diagénesis indica dolomitizacion y disolucion.

El andlisis DRX muestra que la composicion mineraldgica de la roca es la misma
a la de la muestra N1H18: Cuarzo 0.5%, calcita 2.3%, dolomita 95.2%, pirita

0.2% y arcillas 1.8%.

El medio ambiente de depdsito determinado es plataforma media. (Ver figura 45).
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Figura 42. Muestras N1M11, N1H18 y N1H20 del niicleo 1 del pozo Alfa-84. (A)

Grafico de Presion Capilar versus saturacion de mercurio, se presentan los puntos en las
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curvas de presion capilar donde la saturacion de mercurio es de 35% y se indica el tipo de
roca que corresponde a cada muestra, las muestras N1M11, N1H18 y N1H20 pertenece a un
tipo de roca nano-microporoso. (B) Grafico de garganta de poro Winland R35, presenta que
las muestras N1M11, N1H18 y N1H20 se encuentran en el limite entre nanoporoso y
microporoso. (C) LD de la muestra N1M11, se observa los cristales subhedral y fantasmas de
peletoides [p]. (D) MEB de la muestra N1M11, se observa la porosidad intercristalina
teniendo tamaiio de poro de 16.7um. (E) LD de la muestra N1H18, se observan los cristales
subhedral y fantasmas de peletoides y pellets [p]. (F) MEB de la muestra N1H18, se observa
la porosidad intercristalina. (G) LD de la muestra N1H20, se observan los cristales subhedral
y fantasmas de ooides. (F) MEB de la muestra N1H20, se observa la disposicion cristalina de

la dolomia.

4.15.7. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-89

La caracterizacion del tipo de roca presente en el pozo Alfa-89, se determino
mediante la integracion y validacion de la informacion correspondiente a las

muestras N1H3, N1H16 y N1H23.

Muestra N1H3: La definicion de tipo de roca obtenido del grafico de

permeabilidad versus porosidad para garganta de poro Winland R35 es de
macroporoso, esto debido a que la porosidad es de 12.1% y la permeabilidad de

8.054 mD, lo que indica que es una roca de excelente calidad. Ver figura 43.
La descripcion petrografica denota que la roca es grainstone de oncolitos,
peletoides y oolitas moderadamente micritizadas, escasamente cementadas con

esparita, presenta buena porosidad intercristalina e intergranular. Ver figura 43.

El estudio de diagénesis indica compactacion, cementacion con esparita, presion-

solucion, recristalizacion, disolucion y dolomitizacion.

El medio ambiente de deposito de esta muestra conforme al registro sedimentario

del ntcleo es rampa interna. Facie lagunar. (Ver figura 45).
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Muestra N1H16: La definicion de tipo de roca obtenido del grafico de

permeabilidad versus porosidad para garganta de poro Winland R35 es de
nanoporoso, esto debido a que la porosidad es de 2.0% y la permeabilidad de

0.001 mD, lo que indica que es una roca de baja calidad. Ver figura 43.

La petrografia indica una roca pack-grainstone de peletoides y ooides,
escasamente cementados en esparita, y micrita recristalizada, sin porosidad

aparente. Se observan mesocristales euhedrales de dolomita.
El andlisis de diagénesis indica que la muestra ha sufrido los procesos de
compactacion, cementacion con esparita, presion-solucion, recristalizacion,

disolucion y dolomitizacion.

El ambiente de deposito de la muestra acorde con el registro sedimentario nucleo

es rampa interna. Facie lagunar. (Ver figura 45).

Muestra N1H23: El tipo de roca definido a través del grafico de permeabilidad

versus porosidad para garganta de poro Winland R35 es de microporoso, con
porosidad de 10.4% y permeabilidad de 0.215 mD, lo que indica que es una roca
de buena calidad. Ver figura 43.

La descripcion petrografica revela que la roca es grain-packstone de ooides y
oolitas incipientemente micritizadas, moderadamente cementadas en remanentes
de esparita, micrita recristalizada en partes dolomitica y en dolomia

mesocristalina. Presenta buena porosidad por disolucion. Ver figura 43.
Al igual que las dos muestras anteriores el estudio de diagénesis revela que la
muestra N1H23 ha sufrido compactacion, cementaciéon con esparita, presion-

solucion, recristalizacion, disolucion y dolomitizacion.

El medio ambiente de depdsito de esta muestra es la que determinada para las

muestras N1H3 y N1H16, rampa interna. Facie lagunar. (Ver figura 45).
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Figura 43. Muestras N1H3, N1H16 y N1H23 del nucleo 1 del pozo Alfa-89. (A) Grafico

de garganta de poro Winland R35, presenta las muestras N1H3 dentro del rango de tipo de
roca macroporoso, N1H23 dentro del microporoso y la muestra N1F22 en el rango de
nanoporoso. (B) LD de la muestra N1H3, se observan los oncolitos. peletoides y oolitas [O].
Porosidad intercristalina, intergranular y por disolucién [d]. (C) LD de la muestra N1H16, se
observan los mesocristales euhedrales de dolomita [D]. (D) LD de la muestra N1H23, se

observa los ooides y oolitas y la porosidad por disolucién [d].

4.15.8. Tipo de roca presente en el pozo Alfa-DL1

Para la integracion y validacion de la informacién correspondiente al pozo Alfa-
DL1, se consideraron las muestras N537, N540 de ntcleo 5 y las muestras N648 y
N654 del nucleo 6.

Muestra N537: El analisis de presion capilar indica que la muestra es una roca
baja calidad mostrado por la alta presion de entrada inicialmente; lo que declara
tamafios de garganta de poro pequenos. El tipo de roca definido segin este

analisis para una saturacion de 35% de mercurio (R35) es nanoporoso, al igual
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que la clasificacion del modelo de garganta de poro de Winland R35 (Porosidad
(%): 11.3 y permeabilidad (mD): 0.04). Ver figura 44.

La descripcion petrografica indica que la muestra es una dolomia microcristalina.
También presenta fracturas en todas las direcciones selladas por dolomita y estrias
de deslizamiento. Aunque presenta porosidad secundaria intercristalina e

intragranular la permeabilidad es muy baja.

El estudio de diagénesis revela: Recristalizacion, dolomitizacion y presion

solucion.

El ambiente de deposito determinado para la muestra N537 conforme a la

descripcion petrografica de nucleo, es plataforma interna lagunar. (Ver figura 45).

Muestra N540: El analisis de presion capilar indica que la muestra es una roca

baja calidad con las mismas caracteristicas que la muestra N537. Ver figura 44.

La descripcion petrografica indica que la muestra originalmentes es packstone de
pellets, oncolitos y bioclastos, recistalizado, actualmente con dolomitizacion
incipiente, también presenta fracturas con tendencia vertical, selladas por calcita.
La porosidad registrada es de 3.5% secundaria intercristalina y en fracturas y la

permeabilidad es de 0.03 mD.

Al igual que la muestra N537 la diagénesis sufrida es recristalizacion,
dolomitizacion y presion solucion, y el ambiente de deposito, plataforma interna

lagunar. (Ver figura 45).

Muestra N648: El analisis de presion capilar indica que la muestra es una roca
muy baja calidad. La definicion del tipo de roca bajo en andlisis de presion capilar
y clasificacion de modelo de garganta de poro de Winland R35 (Porosidad (%):
7.4 y permeabilidad (mD): 0.01) es el mismo, nanoporoso. Ver figura 44.

La descripcion petrografica indica que la muestra es una dolomia microcristalina.
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El estudio de diagénesis muestra que esta roca ha sufrido dolomitizacion y

compactacion.

El ambiente de deposito de la muestra es plataforma media. (Ver figura 45).

Muestra N654: El analisis de presion capilar indica que la roca de la muestra es
tipica de una excelente roca almacén, donde la presion de entrada es baja
indicando garganta de poro y poros grandes. El tipo de roca definido segliin este
analisis para un 35% de saturacion de mercurio es megaporoso. De la misma
manera es clasificada segiin el modelo de garganta de poro de Winland R35

(Porosidad (%): 23.0 y permeabilidad (mD): 1360). Ver figura 44.

La descripcion petrografica indica que la muestra originalmente es packstone de
pellets y oolitas, actualmente dolomia con sombras de peletoides y ooides,
mesocristalina. Ligeramente arenosa fina (aprox. 5% granos de cuarzo). Se tiene
esporadicas cavidades de disolucion de 2 a 5 mm de didmetro (Porosidad de

23.0% secundaria intercristalina).

Al igual que la muestra N648 la diagénesis sufrida es dolomitizacion y

compactacion, y el ambiente de deposito, plataforma media. (Ver figura 45).
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Figura 44. Muestras N537, N540 del niicleo 5 y muestras N648 y N654 del niicleo 6 del

pozo Alfa-DL1. Izda.: Grifico de Presion Capilar versus Saturacion de Mercurio se
presentan los puntos en las curvas de presion capilar donde la saturacién de mercurio es de

35% y se indica el tipo de roca que corresponde a cada muestra, las N537, N540 y N648
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pertenece a un tipo de roca nanoporoso, mientras que la muestra N654 pertenece a un tipo
de roca megaporoso. Dcha.: Grafico de garganta de poro Winland R35, presenta que las
muestra N648 se encuentran dentro del rango de tipo de roca nanoporoso, N537 y N54o0 se

encuentran en el rango microporoso y N654 en el megaporoso.

4.15.9. Anilisis de fracturas en los nucleos de los pozos Alfa 1, 2, 4, 23,84 y
DL1

En las descripciones de los nucleos, fueron evaluadas nueve propiedades que

tienen que ver con el fracturamiento. Se trata de los siguientes parametros:

Tipo de fractura: Abierta, cerrada, parcialmente abierta y su ubicacion en

profundidad.
e Apertura: Medida en milimetros
e Orientacion aparente: Vertical a horizontal y cualquiera entre estos.
e Espaciamiento horizontal entre fracturas: Medida en milimetros.

e Longitud de fracturas: Medida en milimetros, usualmente dependiendo de

la longitud del fragmento del nucleo.
¢ Cemento en Fracturas: Presencia o ausencia y la mineralogia del cemento.
e Numero de fracturas discontinuas: Un recuento de las fracturas.

e Numero de fracturas continuas: Un recuento de las fracturas.

Las fracturas fueron escasas en los ntcleos obtenidos en los pozos del campo
Alfa. Varias fracturas grandes fueron observadas y representan un flujo de aceite
bueno para las unidades con porosidad moldica que cominmente son poros
aislados o pequefios y abundantes. Las siguientes tablas (tabla 10, 11, 12, 13, 14y
15) resume los datos recopilados para las 79 fracturas observadas en los nucleos
del Jurasico Superior Kimmeridgiano del campo en estudio. El encabezado de las

tablas se presenta a continuacion:

119



(A): Profundidad, m; (B): Espaciamiento horizontal entre fracturas, mm; (C):
Orientacion aparente; (D): Apertura, mm; (E): Longitud de fracturas, mm; (F):
Cemento en Fracturas; (G): Numero de fracturas continuas y (H): Numero de

fracturas discontinuas.
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Tabla 10.

Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-1.

A B C D E F | G
3880.2 5 90 0.2 10 Cc 1 1
3880.4 25 80 0.2 >90 Cc 2 1
3880.2 8 85 0.2 >90 Cc 1 1
3882.3 >42 85 0.2 >130 Cc 1 0
3882.7 3 85 0.2 <80 Cc 2 1
3883.2 >40 85 0.5 <50 Cc 5 0
3883.6 10 75 0.5 30 Cc 2 15
3884.9 18 80 0.2 40 Cc 2 12
3886.7 3 88 0.2 >20 Cc 0 3
3922.9 12 10 0.5 >65 cd 4 9
3923.2 20 45 0.3 >70 cd 0 15
3923.4 25 50 0.2 >50 N 1 4
3923.6 20 45 1 >70 cd 3 12
3923.8 30 60 0.3 >65 cd 4 3
3923.9 30 60 1 >65 cd 1 2
3924 .1 >30 75 0.5 >90 cd 3 0
3924.6 >15 55 0.2 >70 cd 0 5
3925.1 25 30 0.2 >70 cd 0 2
3925.3 3 0 0.1 >60 cd 0 1
39271 22 65 04 >50 N 0 8
3928.1 10 30 1.2 >60 cd 3 3
3929.2 10 30 1.2 >60 cd 2 1
3929.9 35 25 0.3 >60 cd 2 0
3930.2 25 45 0.8 >100 cd 5 1
3930.4 30 85 0.5 30 cd 0 3
3930.9 >40 45 0.2 >50 cd 1 2
3931.9 >40 60 0.6 >25 cd 0 2
Tabla 11. Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-2.
A B C D E F G
4478.1 10 45 0.2 60 Cc
4484.3 4 80 0.2 >200 Cc
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Tabla 12.

Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-4.

A B C D E F G
4035.5 40 80 N 180 N
4040.0 N 50 0.7 75 cD

Tabla 13. Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-23.

A B C D E F G
4120.2 80 0.5 >70 Co 2 0
4121.4 10 20 0.4 >70 Cop 3 2
41221 75 0.3 >80 Co 2 0
4122.3 15 0.2 >80 Cop 3 5
4123.5 50 5 >60 Cop 2 0
4124.2 10 10 0.4 >80 Co 4 1
4125.0 45 1.0 >60 Cop 1 0
4127.9 25 0.2 30 Cop 0 1
4128.8 12 80 0.9 >20 Ca 0 2

Tabla 14. Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-84.

A B C D E F G
4263.2 25 60 0.6 >80 cd 2 5
4263.6 N 85 N >150 cd N N
4263.8 60 65 N >150 cd 2 0
4264.0 30 60 0.5 >150 c 3 2
4264.3 N 60 N >180 N 1 0
4264.7 20 65 0.5 >160 cd 2 2
4265.1 N 65 N >180 N 1 0
4265.7 20 70 0.2 >180 c 1 3
4266.3 45 30 0.3 >110 c 3 0
4269.2 50 70 0.5 >240 c 2 1
4269.5 60 65 0.4 >180 c 2 15
4265.8 120 25 0.4 >110 N 1 0
4270.5 70 50 0.5 >110 N 2 0
4270.7 60 75 0.5 >240 c 1 2
4271.8 160 40 0.5 >110 N 2 0
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Tabla 15.

Descripciones de las fracturas en los niicleos del pozo Alfa-DL1.

A B C D E F G
3676.5 35 45 0.2 >70 Cop 2 1
3676.7 30 75 0.4 >200 Cp 3 3
3676.9 20 80 0.2 >30 Cp 0 5
3677.1 >45 10 0.3 >90 Cc 1 1
3677.3 15 65 0.3 >200 Cc 3 2
3677.7 N 65 0.1 >60 Cp 0 4
3678.0 30 Vv 0.3 >90 Cp 3 9
3678.2 10 \ 0.3 >40 Cp 1 12
3678.4 20 60 0.1 >35 Cp 0 3
3678.8 40 85 0.1 >110 Cp 0 2
3679.5 >60 85 0.1 >135 0 2 0
3680.8 10 55 0.3 >30 Cc 0 3
3681.0 16 90 0.3 30 Cc 0 3
3681.5 >20 85 0.4 25 Cc 0 2
3683.2 45 75 0.2 >50 Cc 0 3
3684.4 25 30 0.4 >75 0 2 4
3684.7 25 50 0.4 >90 1 0
3741.7 12 60 1.25 >75 cD 2 8
3742.3 30 45 0.4 >80 c 3 7
3743.3 25 40 0.3 >60 cD 6 1
3745.2 N 70 N >90 N 1 0
3745.7 N 90 0.1 >35 cD 0 1
3747.5 85 0.1 >60 cD 1 0
3748.0 10 85 0.2 >80 cD 2 1
Nota:

e N: No determinado

e V: Vertical

e C o C.: Cementado por calcita

e cd, cD o Cp: Cementado por dolomita

e Ca: Cementado por anhidrita
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Como resultado de las propiedades evaluadas se obtuvo que:

e FEl 33% de las fracturas estan abiertas, 30% estan parcialmente abiertas y

37% estan cerradas.

e El espaciamiento horizontal oscilo entre 3-160 mm, con un promedio de

25 mm.

e FEl 41% de las fracturas examinadas mostraron un aparente angulo de

orientacion >70 grados que iban de vertical a casi vertical.

e La apertura de las fracturas oscilo desde 0.1 -1.25 mm; siete de estos

fueron >1 mm.

e Las longitudes de fractura mostraron un maximo de >240 mm, pero este

valor depende de la longitud del fragmento del nucleo.

e FEl 53% de las fracturas examinadas tienen cemento de dolomita; 30%

tienen de calcita, 1% de anhidrita, 4% sin cemento y 12% sin determinar.

e Las fracturas discontinuas oscilan desde 0-6 por set de fracturas; fracturas

continuas oscilan 0-15 por set de fracturas.
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CAPITULO V

RESULTADOS

125



5.1. MEDIO AMBIENTE DE DEPOSITO

La informacion obtenida de los analisis de nticleos y su descripcion indican que la
roca presente en el Jurasico Kimmeridgiano Superior (JSK) del campo Alfa,
muestra una variedad en las litofacies de agua poco profunda que se mencionan a

continuacion:

Grainstone de ooides que alternan con packstone, mostrando dolomitizacion y
estructuras como oncoides y pisoides, buena porosidad en parte por grandes poros
aislados y por abundante porosidad moldica. Las rocas de mejor calidad (mejores

facies) se encuentran en los depdsitos de la cresta del banco (shoal-crest).

Mudstone-wackestone, corresponden al margen de depodsitos de agua poco
profundas, fuera del banco (off-shoal) con estructuras de bioturbacion en su

mayoria dolomitizados.

El perfil de plataforma-cuenca de la figura 45 constituye la base para entender los
distintos medios de deposito en ambientes de carbonatos en los horizontes del
JSK, en este perfil se puede observar facies de plataforma de agua poco profunda,
asi como la ubicacion de las facies determinadas de las muestras de nucleos

analizadas en subcapitulo anterior

En el perfil de plataforma-cuenca se puede observar que los ambientes de deposito
de las muestras analizadas se ubican en la plataforma media, proxima a la

plataforma interna.

Los resultados de los analisis realizados indican que la depositacion del campo
Alfa (figura 45), ocurri6 en ambiente de banco oolitico en aguas poco profundas,
rodeado por caracteristicas de plataforma media. Los nucleos analizados no
manifestaron la presencia de arcillas o limolita, caracteristica de plataforma

media.
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Figura 45. Medio ambiente de depdsito de las muestras seleccionadas. Tomado y modificado de: Gonzalez-Ruiz et al (2015).
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5.2. CARACTERIZACION DE LA ROCA

Como se menciond anteriormente por Méndez (2009), los complejos de
carbonatos recientes y antiguos se caracterizan por una gran complejidad en
cuanto a sus ambientes y facies que presentan, lo cual trae consigo una gran
variedad en cuanto a la biota presente, caracteristicas texturales de las rocas y los
sedimentos, variaciones en los factores fisico-quimicos, etc. En lo que se refiere a
los reservorios de carbonatos, la gran heterogeneidad en la porosidad y
permeabilidad se deriva mayormente de las influencias diagenéticas que ocurren
en los ambientes y facies iniciales. La diagénesis de carbonatos involucra todos
los procesos de disolucion, solucidon, cementacion, litificacion y alteracion de los
sedimentos durante el intervalo entre la depositacion y el metamorfismo. Estos
factores diagenéticos permiten preservar la porosidad inicial o modificarla en su

totalidad, creando una porosidad secundaria completamente diferente a la original.

A continuacion, se presentan en forma general los resultados de los analisis

realizados en este estudio:

e Variaciones de calidad de roca vertical y lateralmente.

e Dolomitizacion de grano fino, las litofacies de lodo fueron deterioradas
por el desarrollo de porosidad, produciendo dolomita microcristalina.

e Los tipos de poro son en general moldicos o vugulares (poros de
disolucion tipico de ambiente metedrico), abundando los menores a 1cm.

e La dolomitizacion ha generado porosidad intercristalina, preferencialmente
en el centro de granos y periferia, logrando el desarrollo de permeabilidad.

e Sedimentacion en un ambiente freatico marino.

e Dolomitizacion en superficies de agua poco profunda.

e Cementacion de calcita y dolomia en poros y fracturas

e (Cementacion de anhidrita en fracturas.

e Las porosidades observadas en los analisis son caracteristicas de ambiente

de banco oolitico (Ver tabla 16).
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Tabla 16.

ooliticos. Tomado y modificado de: Méndez (2009).

Tipo de porosidad

Ambiente

Porosidades, ambientes y procesos diagenéticos caracteristicos de bancos

Proceso diagenético

Moldica

Fenestral

Oquedad (Vugular)

Intraparticula

Intergranular

Intercristalina

Por fractura

Superficiales, bancos (zona vadosa y

freatica)

Supramareales e intramareales
Superficiales, bancos (zona vadosa y

freatica)

Zonas de bancos donde se desarrollan

arrecifales

Ambientes y facies de lata energia
(Caracteristico de facies de oolitas,

fragmentos esqueletales, etc.)

Actividad tectonica y facies
dolomitizadas. (La dolomita tienen
mayor rigidez que la caliza, por lo

tanto, es mas propensa al

fracturamiento

Disolucion de fragmentos
esqueletales cuya mineralogia

principal es aragonito

Disolucion de la porosidad
moldica (El espacio se vuelve
irregular)
Disolucion armazon esqueletal
de ciertos organismos
(Corales, foraminiferos,

esponjas, algas, etc.)

Dolomitizacion (Aumento de
porosidad) Suelen estar
acompaiiadas de porosidades

moldicas y de oquedades

Los carbonatos del Jurasico Kimmeridgiano Superior depositados en el campo

Alfa, representan un ambiente freatico marino, que fueron tempranamente

elevados por el diapirismo salino (origen de fallas y fracturas del campo Alfa) y

afectado por diagénesis meteodrica (formando porosidad moéldica y de oquedad),

posteriormente el ambiente paso a ser un ambiente de diagénesis de soterramiento,

de moderado a profundo (generando cementos de dolomita, calcita, anhidrita y

pirita en fracturas, y posteriormente estilolitas).
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El fallamiento sufrido por la tectonica salina (intrusion de sal), pudo haber
originado la dolomitizacion en zonas adyacentes a las fallas, producto de la
penetracion de fluidos ricos en magnesio, sin embargo, los procesos de diagénesis
sufrida en la roca JSK del campo Alfa, dieron como resultado productos
(disolucién por agua metedrica no saturada de CaCOs, formacion de porosidad
moldica y de oquedad, posible neomorfismo de granos inestables, preservacion de
la porosidad, poca cementacion en salvo en microporos esqueletales, etc.) que
promovieron la porosidad (disolucion) y no a la cementacion en abundancia,
permitiendo que encontrar zonas del campo Alfa con excelentes porosidades y

permeabilidades.

La roca carbonatica a nivel de JSK del campo Alfa, muestra gran heterogeneidad,
producto de los procesos diagenéticos sufridos. Seguido se presenta la
caracterizacion de la roca JSK del campo Alfa, en funciéon de la informacion
obtenida y analizada de los pozos Alfa 1, 2, 4, 5, 23, 84, 89 y DL1. (Ver figuras
46,47 y 48).

Area NW del campo Alfa.

Hacia el NW del campo se encuentran los pozos Alfa-2 y Alfa-5, situandose el
pozo Alfa-2 entre dos fallas inversas de direccion NW-SE del campo y estructura
abajo respecto al Alfa-5, el pozo Alfa -2 presentd muestras de nucleos con
porosidades y permeabilidades cercanas a 0% y 0 mD, se observo rellenos de
cavidades con calcita esparitica, el DRX de las muestras indican que el contenido
de calcita se encuentra entre el rango de 80 y 92% y las pruebas de inyeccion de
mercurio y el modelo de garganta de poro, indican que la roca perteneciente a las

muestras del pozo Alfa-2, se caracteriz6 como nanoporoso.

El pozo Alfa-5, estructuralmente mas alto que el pozo Alfa-2, cercano a la falla
inversa con direccion NW-SE sur, presento en sus muestras de nucleo,
porosidades y permeabilidades maximas de 9% y 7 mD, encontrandose la roca

entre parcial y casi totalmente dolomitizada (Dolomita entre 50 y 92%), la
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porosidad presente en la roca es intercristalina e intergranular, la prueba de
presion de inyeccion y el modelo de garganta de poro indicaron que el 80 % de las
muestras se caracterizan como microporoso, sin embargo, algunas muestras

mostraron ser tipo de roca mesoporoso y nanoporoso.

Area central del campo Alfa

En el area central de campo se encuentran los pozos Alfa-1, 4, 23, 84 y DLI,
ubicandose el pozo Alfa-1 entre las fallas inversas con direccion NW-SE y
separado del grupo de fallas normales del centro del campo. El pozo Alfa-84 se
encuentra al sur y fuera de la estructura fallada del campo. Los pozos Alfa-4, 23 y
DL1 se encuentran en la cresta de la estructura del campo, caracterizada por

bloques divididos por fallas normales.

Las muestras de nticleo del pozo Alfa-1, mostraron porosidades y permeabilidades
maximas de 20% y 100 mD, descripcion de porosidad por petrografia
microcristalina abundante. E1 DRX de las muestras indican que el contenido de
calcita se encuentra entre un rango de 97 y 98%. El 70% de las muestras se
caracterizaron como mesoporoso y la mayoria del resto de muestras como

macroporoso, alguna muestra microporoso.

El pozo Alfa-84, mostr6 porosidades méaximas de 7% y permeabilidades de 20
mD, describiendo la porosidad como intercristalina y cavernas. La informacion de
nicleo mostro diferentes tipos de roca caracterizada por la prueba de inyeccion de
mercurio y el modelo de garganta de poro como: 25% de las muestras

macroporoso, 25% mesoporoso, 25% microporoso y 25% nanoporoso.

La informacion de nucleo del pozo Alfa-4 que se ubica muy cerca de las fallas
(normal e inversa) indica porosidades maximas de 30% y permeabilidades de
1650 mD, las porosidades descritas en las muestras son: oquedad, fenestral y
microcristalina. Los analisis de DRX indican que la roca estd altamente

dolomitizada (96-98%). La prueba de inyeccion de mercurio y modelo de
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garganta de poro caracterizan la roca como una combinacion de nanoporoso
(45%), microporoso (10%), mesoporoso (15%), macroporoso (15%) vy

megaporoso (15%).

El pozo Alfa-23 se ubica sobre la falla inversa con direccion NW-SE sur, presenta
porosidades intercristalina, moldica y de oquedades con un maximo de porosidad
de 20% y permeabilidad 1425 mD, la roca se encuentra altamente dolomitizada
(81-99% de dolomita) y las muestras analizadas indican que la roca presenta
caracteristicas de roca megaporoso (60%), macroporoso (10%), mesoporoso

(10%0 y microporoso (20%).

El pozo Alfa-DL1 se ubica en la parte mas alta de la estructura entre dos fallas
normales cercanas al pozo, las porosidades definidas son intercristalina,
intergranular y cavidades, la roca se encuentra dolomitizada y presenta
porosidades y permeabilidades méaximas de 25% y 1.000 mD. Los tipos de roca
caracterizadas a través de la prueba de inyeccion de mercurio y el modelo de
garganta de poro son: 2% megaporoso, 2% macroporoso, 11% mesoporoso, 75%

microporoso y 10% nanoporoso.

Area SE del campo Alfa.

Hacia el SE del campo se encuentra el pozo Alfa-89, situandose entre las dos
fallas inversas de direccion NW-SE del campo, las muestras de nucleo analizadas
de este pozo reportaron porosidad intercristalina, intergranular y cavidades,
también reporté muestras sin porosidad aparente. La porosidad y permeabilidad
maxima encontrada fue de 16% y 10 mD y la dolomitizacion es parcial. El tipo de
roca definida es una combinacién de mesoporoso (30%), microporoso (30%) y

nanoporoso (40%).
Como parte del analisis se pude decir que los pozos del area central, fueron los

unicos que mostraron tipo de roca macroporoso, de estos pozos, los ubicados

dentro del area de fallas normales (Alfa-4, 23 y DLI1) mostraron tipo de roca
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mega, el fallamiento origin6 porosidades por fractura y permitié el paso de fluidos
metedricos que promovieron el desarrollo de porosidades a través de la disolucion

(moldica, oquedades).

En la siguiente tabla 17, se puede apreciar en contenido en porcentaje por pozo, de
los distintos tipos de roca obtenidos de las 162 muestras analizadas de los nticleos
del campo Alfa, asi como también, el porcentaje de tipo de roca estimada para el
campo (10% megaporoso, 10% macroporoso, 20% mesoporoso, 30%

microporoso y 30% nanoporoso).

Tabla 17. Tipo de rocas presentes en el JSK del campo Alfa.
Pozos Alfa
Total,
Tipo de
2 5 1 84 23 4 DL1 89 Suma | normalizado
roca

(%)

60 15 2 77 10

30 25 10 15 2 82 10

2 70 25 10 15 11 30 163 20

80 25 20 10 75 30 240 30

18 25 45 10 30 238 30

100 100 100 100 100 100 100 800 100

En resumen, el andlisis realizado indica que la roca JSK del campo Alfa, es
extremadamente heterogénea, observandose que las mayores porosidades (20-
30%) y permeabilidades (1.000-1.500 mD) se ubicaron el area central del campo,
que las porosidades en el area central estan dominadas por porosidad
intercristalina y disolucion, que la mayor parte del campo esta dolomitizado, y que
la roca se caracteriza de una combinacion de los distintos tipos de roca (mega,

macro, meso, micro y nanoporoso). Ver las figuras 46, 47 y 48.
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Figura 46. Mapa de distribucién de porosidad maximas encontradas en la roca JSK del
campo Alfa. Porosidad en el area central del campo dominada por porosidad intercristalina

y disolucion.
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Figura 47. Mapa de distribucién de permeabilidad maximas encontradas en la roca
JSK del campo Alfa.
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Figura 48. Mapa de caracterizacion de roca JSK del campo Alfa.
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CONCLUSIONES

Se caracterizo la roca del Jurasico Superior Kimmeridgiano (JSK) del
campo Alfa, mediante la integracion de analisis convencionales y
especiales de 12 nucleos, correspondientes a 8 pozos del campo. La

caracterizacion se resume a continuacion.

La distribucion de porosidad describe a las rocas carbondticas antiguas,

con un rango de porosidad entre 0.01 y 30%, y valor promedio de 8%.

El rango de permeabilidad se encontrd entre 0.0001 y 1650 mD, y el valor
promedio obtenido de los datos de permeabilidad fue 230 mD.

La calidad de la roca yacimiento a nivel de JSK del campo Alfa, en

funcién de las porosidades y permeabilidades, es de regular a buena.

Las densidades de grano de las muestras revelaron que, el 41% de

correspondian a calizas, 6% calizas dolomiticas y el 53% dolomias.

La prueba de inyeccion de mercurio realizada a 38 muestras, mostré que la
calidad de la roca presente en el JSK del campo Alfa es muy heterogénea,
con gargantas de poro que van de fina a gruesa, con escogimiento variable

como pobre, sin definicion, regular y bueno.

Las pruebas de inyeccion de mercurio indicaron que la saturacion de agua
irreducible de la roca JSK del campo Alfa tiene un valor promedio de

27.4%.

Los analisis de distribucion de tamafio de garganta de poro y saturacioén
incremental de mercurio realizados a las muestras de nucleo, presentan en

su mayoria un tipo de roca que varia entre nanoporoso y microporoso.

El modelo de tipo de roca fue definido a partir del andlisis de curvas de
presion capilar por inyeccion de mercurio, fue R35 de Winland, éste
modelo indica que existe una gran heterogeneidad del tipo de rocas
presentes en el JSK del campo Alfa, y que van de megaporoso,

macroporoso, mesoporoso, microporoso hasta nanoporoso.
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El ambiente de depdsito de la roca JSK del campo Alfa, ocurrié en
ambiente de banco oolitico en aguas poco profundas, rodeado por

caracteristicas de plataforma media.

Los tipos de porosidades presentes en el JSK del campo Alfa en su
mayoria son caracteristicas de ambientes diagenéticos marino superficiales
(zona vadosa y freatica), y principalmente producto de procesos de
disolucion  (moéldica y oquedad), dolomitizacion (intercristalina
acompafiada de moldica y oquedad, fracturas) y de actividad tectonica

(fracturas).

La mayor parte de la roca JSK del campo Alfa estd dolomitizada y posee
una mineralogia mixta en la cual predominan los minerales de dolomita,

calcita y cuarzo.

El fallamiento ocurrido en el campo Alfa producto de la tectonica salina,
origind porosidades por fractura que permitiecron el paso de fluidos
metedricos que promovieron el desarrollo de porosidades a través de la

disolucion (moldica, oquedades) y no la cementacion en abundancia.

El analisis de fracturas en los nucleos de los pozos Alfa-1, 2, 4, 23, 84 y
DLI1, mostré que las fracturas que se encuentran en el area central del
campo Alfa, estan de parcial a totalmente abiertas y que el cemento que
poseen éstas es dolomita, en mas del 60%. Esto se debe a que el area
central es la mas afectada por el fallamiento producto de la tectonica salina
y del proceso de dolomitizacion ocurrido por el paso de los fluidos

metedricos.

El area NW del campo Alfa se caracteriza por, tener porosidades entre 0 y
9% y permeabilidades entre 0 y 7 mD, estar muy poco, parcial y
totalmente dolomitizado, y tener una combinacion de tipos de roca que van

de nanoporoso a mesoporoso.

El éarea central del campo Alfa se caracteriza por, ser el area mas fallada
del campo, tener las mas altas porosidades (20-30%) y permeabilidades

(1.000-1.650 mD), estar mayormente dolomitizado, y poseer una
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combinacion de tipo de roca entre nano, micro, meso, macro y

megaporoso.

El area SE del campo Alfa se caracteriza por, tener porosidades y
permeabilidades maximas de 16% y 10 mD, estar parcialmente
dolomitizado, y tener una combinacion de tipos de roca que van de

nanoporoso a mesoporoso

La roca JSK del campo Alfa, es extremadamente heterogénea,
observandose que, las mayores porosidades y permeabilidades se ubicaron
el area central del campo, la mayor parte del campo estd dolomitizado, y
que la roca se caracteriza de una combinacion de los distintos tipos de roca

(mega, macro, meso, mMicro y nanoporoso).
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RECOMENDACIONES

Considerando la heterogeneidad de la roca yacimiento y con la finalidad de
mejorar la caracterizacion de la roca, para establecer zonas de interés o puntos de

drene, se recomienda disponiendo de informacion:

e Evaluar los registros geofisicos y calibrar con los datos obtenidos de los

nucleos.

e Definir un modelo sedimentario-diagenético, definiendo facies

sedimentarias por unidad.
e Integrar con informacién de produccion.

e [Establecer un modelo geoldgico integrado.
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