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Resumen: En la industria petrolera, la explotacion de los yacimientos de
hidrocarburos requiere que previamente se determine la estructura del yacimiento y
sus propiedades petrofisicas, es decir, se debe realizar la caracterizacién fisica o
modelo estatico del yacimiento antes de realizar la simulacion que conlleve a la
elaboracién de los planes de explotacion del mismo. El presente trabajo tiene como
objetivo principal caracterizar la arena R4, yacimiento MS-435 del campo Melones
Oeste, Distrito San Tomé, para la interpretacion de un nuevo modelo geoldgico y la
identificacidon de areas prospectivas, a través del andlisis de Atributos Sismicos y
Propiedades Petrofisicas. Para el logro de este objetivo se planted la necesidad de
identificar la tendencia y direccidén preferencial del cuerpo de arena dentro del area
del levantamiento sismico 3D del campo Melones Oeste, descubrir nuevos cuerpos
sedimentarios o depdsitos productores de la arena R4 en areas no perforadas y
dentro de lo correspondiente al levantamiento sismico, generar un nuevo modelo
geoldgico - estructural para la arena/yacimiento, obtener las ecuaciones matematicas
que rigen la relacion entre las pseudo propiedades petrofisicas y los atributos
sismicos y realizar el célculo de reservas correspondiente y compararlas con los
datos oficiales.

Para ello, en el presente trabajo, se hace uso de la data sismica 3D y de los
registros de pozos, integrados y procesados bajo la plataforma de trabajo de
LandMark Suite Geographix, con el fin de determinar la estructura del yacimiento y
sus propiedades petrofisicas. Adicionalmente, se realizaron gréaficos “Cross Plot”
entre las propiedades petrofisicas y los atributos sismicos, para obtener las
correlaciones matematicas, que posteriormente ayudaran a determinar las pseudo
propiedades petrofisicas en aquellas areas donde no se tenga data. El producto final
obtenido fue la estructura y el modelo estatico del yacimiento, sus reservas, un area
prospectiva ubicada en la zona centro sur, del area donde se tomd la sismica 3D vy
cinco correlaciones matematicas entre los atributos sismicos y las propiedades
petrofisicas.

Finalmente, este estudio muestra la importancia que representa para la
explotacién de yacimientos, la integracion de toda la data (sismica, registros de
pozos, propiedades de fluidos, etc) a través de las distintas disciplinas relacionadas
con el tema (geofisica, geologia y petrofisica), a fin de obtener una caracterizacién
confiable del yacimiento en estudio, que permita su explotacion racional vy
econémicamente rentable.
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INTRODUCCION

El campo Melones Oeste surge como zona de importancia para el crecimiento y
desarrollo de los crudos pesados en el oriente del pais, luego de un estudio
geoldgico, realizado en 1997, que correlacion6 los campos Melones y Melones
Central. Alli se planificé y ejecutd el levantamiento de 84 Km? de sismica 3D,
enmarcado dentro de la propuesta de realizacién de un estudio integrado en esa
zona del campo.

Los objetivos de dicho estudio integrado fueron: 1) Definir los rasgos
estructurales mayores del area, 2) confirmar la extensién y continuidad lateral de los
cuerpos sedimentarios productores, 3) descubrir nuevos prospectos estratigraficos, 4)
contribuir a la definicion de heterogeneidades de los yacimientos, 5) definir la mejor
estrategia de desarrollo del area, en forma integrada con el resto del campo Melones,
a través de la caracterizacion de los yacimientos del area, seguida de la simulacién
numérica de los principales yacimientos de la misma, y 6) certificar los volimenes de
reservas.

El modelo geoldgico oficial indica que el area cuenta con un volumen de crudo
en sitio de 1.373 MMBN, de los cuales por métodos primarios se espera recuperar
131 MMBN, es decir el equivalente a un 9,5%. Todo esto hace que el area adquiera
una importancia tal, que continuamente sea sometida a estudios y seguimientos por
parte del equipo de trabajo que la administra.

En los dltimos afnos los altos costos de los programas de exploracion y el
énfasis que se ha hecho en esquemas avanzados de explotacion, han generado un
crecimiento en las exigencias por caracterizar mas eficientemente los yacimientos de
petréleo, debido al impacto econdmico que representa la estimacion de propiedades
sobre los proyectos de exploracidén y produccién.

Los principales problemas que se presentan en esta tarea de caracterizacién,
son la disponibilidad de muestras o datos reales y las complejidades geoldgicas
intrinsecas a cada yacimiento. Los datos disponibles, en la mayoria de los casos,
sesgan la informacién y la estimacion de propiedades, debido a que han sido
tomados en una parte del yacimiento y por lo tanto no representan la totalidad del

mismo.



Este panorama de datos escasos y sesgados, de informacién sélo cualitativa,
de mediciones de resolucién incierta y de problemas de integracion de las distintas
escalas de los datos considerados, hacen que la tarea de modelar un yacimiento sea
una actividad cada vez mas compleja y que cada dia exige mas de la interaccion
multidisciplinaria.

Por esta razon, la integracién de todos los datos disponibles, la validacién de la
data y la seleccion de métodos confiables de interpretacion, son la Unica garantia de
generar un modelo geologico y petrofisico confiable para el yacimiento. Para lograrlo,
se debe contar adicionalmente con otros datos, como lo son las mediciones sismicas,
las interpretaciones de fallas y/o discordancias, evaluaciones de afloramientos,
historias de produccién, etc. El objetivo final sera modelar las heterogeneidades de
los cuerpos de arena, determinar la geometria del medio poroso, identificar areas
prospectivas y descubrir nuevas acumulaciones de crudo, que permitan un aumento
de reservas.

Este Proyecto de Investigacion tendra por finalidad dicho andlisis, el cual se
realizara a la arena R4, yacimiento MS-435, perteneciente al campo Melones Oeste.
El cual, segun el informe anual de PDVSA Exploracion y Produccion de diciembre de
2000, posee un area de 4.004 acres con espesor promedio de 13 pies, porosidad
25% y saturacién de agua connata 20%. Es un yacimiento saturado completado en
agosto de 1998 y que tiene una produccién acumulada, hasta la fecha, de 357.000
Bls de crudo pesado de 11 °API (en produccién primaria), dentro de un total de
67,737 MMBIs de P.O.E.S. y de 6,77 MMBIs de Reservas Recuperables estimadas.
Actualmente el mecanismo de produccidén es empuje por capa de gas y el método es
bombeo mecanico.

El analisis se realizara, tanto en la arena R4, yacimiento MS-435, como en otras
areas prospectivas nuevas de la R4, dentro del perimetro de la grabacion sismica 3D
del campo Melones Oeste. De tal manera de predecir propiedades e identificar zonas
de buena capacidad, transmisibilidad y continuidad, las cuales seran propuestas para
la perforacién de pozos horizontales y/o multilaterales.

Este estudio se llevara a cabo con la ayuda de un conjunto de aplicaciones
informaticas (sismica, geologia, petrofisica, estratigrafia de pozos y de extraccién de
atributos) dentro de la plataforma de trabajo LandMark Suite Geographix disefiada

para tal fin. Se cuenta con la informacion petrofisica cruda de 11 pozos horizontales y
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59 verticales, dentro de un area de 84 Km? de grabacién sismica 3D y se plantea
determinar las correlaciones entre atributos sismicos y petrofisicos, que permitan la
prediccidn de propiedades en regiones no perforadas.

Este analisis de atributos sismicos, o data suave, y atributos petrofisicos, o data
dura, permitira la estimacion de pseudo propiedades petrofisicas en cada punto
dentro del perimetro de la sismica 3D del campo Melones Oeste.

Esta metodologia puede ser aplicada a todo tipo de area que cuente con
grabacion sismica, con ello es posible lograr la deseada interaccién multidisciplinaria
que mejore el modelaje de yacimientos, la predicciéon de petréleo en sitio, reservas y
recobros, ajustes, cotejos, simulacién de produccién, propuestas de explotacién y
otras, que conlleven a un aumento en la eficiencia de los estudios integrados de
yacimientos.

Finalmente y en funcion de lo antes dicho, los objetivos del presente trabajo son
los siguientes:

OBJETIVO GENERAL:

Caracterizar la arena R4, antes mencionada, que abarque la interpretacién de un
nuevo modelo geolbégico y la identificacion de areas prospectivas, a través del
analisis de Atributos Sismicos y Propiedades Petrofisicas.

OBJETIVOS ESPECIFICOS:

1) Identificar la tendencia y direccién preferencial del cuerpo de arena dentro del
area del levantamiento sismico 3D del campo Melones Oeste.

2) Descubrir nuevos cuerpos sedimentarios o depédsitos productores de la arena R4
en areas no perforadas y dentro de lo correspondiente al levantamiento sismico
3D del campo Melones Oeste.

3) Generar un nuevo modelo geoldgico-estructural para la arena-yacimiento.

4) Obtener las ecuaciones matematicas que rigen la relacion entre las pseudo
propiedades petrofisicas y los atributos sismicos.

5) Realizar el célculo de reservas correspondiente y compararlas con los datos
oficiales.
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FUNDAMENTOS TEORICOS

1.1. EVALUACION DE FORMACIONES
La mayoria de los yacimientos de hidrocarburos estan asociados a rocas

sedimentarias, las cuales estan compuestas de una parte sélida (matriz de roca) y
una parte vacia (espacio poroso) que sirve de depoésito de fluidos como petréleo, gas
y agua. El objetivo de la evaluaciéon de una formacién consiste en estudiar y describir
el sistema roca - fluido, implicando esto un entendimiento claro de propiedades tales
como litologia, porosidad, permeabilidad y saturaciones. Estas propiedades fisicas
pueden ser medidas en laboratorio a través de andlisis de nucleos, pero también
inferidas a partir de las mediciones de registros de pozos. A continuacion se
analizaran los tOpicos necesarios para realizar una adecuada evaluacién de

formaciones:

1.1.1. Tipos de rocas.
Todas las rocas que cubren la tierra, de acuerdo a como ellas han sido formadas, se

agrupan en tres clases principales, éstas son:

1.1.1.1. Rocas Igneas:

Se forman por el enfriamiento y solidificacion del material de roca que se encuentra
debajo de la corteza terrestre en estado liquido. Pueden ser formadas debajo de la
superficie por enfriamiento muy lento o formadas en la superficie cuando el material
fundido es forzado hacia la superficie de la tierra. Se pueden mencionar en esta

categoria: granitos, dioritas, lavas, basaltos, etc.

1.1.1.2. Rocas Metamdrficas:

Son aquellas que originalmente pueden ser igneas o sedimentarias, y cuyas
caracteristicas originales han sido cambiadas grandemente por las acciones de
presion, temperatura y otros factores que actuaron sobre ellas dentro de la corteza.

Ejemplo de estas rocas son: filitas, esquistos, gneis, etc.
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1.1.1.3. Rocas Sedimentarias:
Son originadas por mecanismos fisicos, quimicos u organicos a través de los
procesos de meteorizacion, erosidn, transporte, precipitacion, sedimentacion vy
litificacion de sedimentos de rocas preexistentes. Este tipo de roca pueden ser
clasificadas de acuerdo a su composicién, sin embargo, desde el punto de vista de
yacimientos de hidrocarburos, se distinguen dos tipos:
Rocas Clasticas: Formadas por fragmentos de rocas preexistentes y minerales
depositados por acciones mecanicas de un agente de transporte. Generalmente
tienen poca o ninguna alteracién quimica, ejemplo areniscas y lutitas.
Rocas Carbonaticas: Formadas por carbonatos de calcio y de magnesio
precipitados de las aguas marinas por procesos quimicos y bioquimicos, ejemplo

calizas y dolomitas.

1.1.2. Propiedades fisicas de las rocas.
Todo medio poroso que represente una posible trampa para almacenar
hidrocarburos, tiene dos componentes importantes: la matriz y los poros.

La matriz representa el material denso o sélido que rodea los espacios vacios
ocupados por fluidos.

Los poros representan los espacios vacios que se encuentran dentro de la
matriz, es decir, son los espacios vacios entre los granos de la matriz los cuales
pueden almacenar fluidos tales como petréleo, gas y agua; que podrian fluir o no a
través de dichos poros. La cantidad de petréleo o gas contenida en una unidad de
volumen del yacimiento, es el producto de su porosidad por la saturacion de
hidrocarburos. Ademas de la porosidad y la saturacién de hidrocarburos, se necesita
conocer el volumen de la formacién, a fin de estimar las reservas totales y determinar
asi, si la acumulacién es comercial. Para calcular este volumen, se requiere conocer
el espesor y el area del yacimiento.

Para evaluar el potencial de produccién de un yacimiento, es necesario conocer
que tan facilmente el medio poroso permite el desplazamiento del fluido. Esta
propiedad de la formacion es conocida con el nombre de permeabilidad, y depende
de la forma como los poros estan interconectados.

En virtud de lo anterior se puede decir que las principales propiedades

petrofisicas que se requieren para evaluar un yacimiento, son su porosidad, la
5



saturacién de hidrocarburos, el espesor, el area y la permeabilidad. Ademas de
éstos, la geometria del yacimiento, su temperatura, su presién y la litologia,
desempefian un papel importante en la evaluacién, completaciéon y produccién del
yacimiento.

Son pocas las propiedades petrofisicas que pueden medirse directamente. En
consecuencia deben obtenerse a partir de mediciones de otras propiedades de las
formaciones. Entre éstas se encuentran: la resistividad, la densidad de la formacion,
la velocidad sénica, el potencial espontaneo, la radioactividad natural y el contenido
de hidrogeno en la roca. Mediante la interpretacién de los perfiles obtenidos durante
la medicién de estas propiedades, se pueden inferir las propiedades petrofisicas
deseadas, tales como: porosidad, saturacién de hidrocarburos, permeabilidad,
productividad, litologia, etc.

A continuaciébn se presenta una breve descripcibn de las propiedades
petrofisicas de la formacion:

1.1.2.1. Resistividad de la formacion:

La ley de Ohm establece que el flujo de corriente eléctrica a través de un conductor,
es proporcional a la diferencia de potencial eléctrico, AE, que origina dicho flujo. La
constante de proporcionalidad es llamada resistencia eléctrica, r. Esto se expresa en
la ecuacion:

AE =ir (1-1)

La diferencia de potencial entre dos puntos se define como el trabajo necesario
para llevar una carga de un punto a otro. La corriente se define como la fuerza del
campo electromagnético alrededor de un conductor. La unidad de resistencia es el
Ohm y equivale a un volt/ampere.

La resistencia es una propiedad que depende, no sé6lo del material que conduce
la corriente, sino también de sus dimensiones fisicas: al duplicarse la longitud del
conductor, se duplica su resistencia y al duplicarse la seccion transversal
perpendicular al flujo de la corriente, la resistencia se reduce a la mitad. A partir de
esto se obtiene una propiedad que sélo es funcion del material del cual esta
compuesta la resistencia. Esta propiedad se denomina Resistividad, R, la cual se

define como:



R:r% [Ohm — m] (1-2)

donde: A = area de la seccién transversal del conductor.
L = longitud del conductor.

Las resistividades de las formaciones dan indicios de la probable litologia y
contenido de fluidos en ellas. El flujo de corriente eléctrica a través de las
formaciones, es sélo mediante el agua mineralizada que contienen. Los minerales
que constituyen las partes sélidas de los estratos, cuando estan absolutamente
secos, son aislantes. De igual forma, el petréleo y el gas puros que se encuentre en
las formaciones, son eléctricamente no conductores. Las pocas excepciones a ésta
regla son los sulfuros metalicos, el grafito, etc., que son conductores de la
electricidad como los metales. Las formaciones con baja resistividad indican un alto
contenido de agua o de sus minerales. Otros factores importantes de las
resistividades de las formaciones son la forma e interconexion de los espacios de los
poros que estan ocupados por agua. Estos factores dependen de la litologia de la

formacion.

Definicion de R, :
La resistividad del agua de formacién es una propiedad intrinseca del agua y
depende de su salinidad y su temperatura. Mientras mas altas sean estas variables,

menor sera la resistividad y el agua sera mas conductora. La ecuacién que la rige es

la siguiente:
R, =¥ [voltios/amperes] (1-3)

donde: V = voltaje alterno de baja frecuencia aplicado a una unidad de volumen
con 100% agua.

I = corriente resultante.

Definicion de R, :
Es la resistividad de una formacion acuifera, es decir, la resistividad de un medio
poroso ocupado por agua solamente. En este caso la unidad de volumen de la



formacién estara compartida por la matriz de la roca y el agua contenida en los poros.

Si aplicamos un voltaje igual al aplicado en el caso anterior, la corriente I, resultante
sera menor que la corriente I1,, obtenida en el caso de R, , ya que hay menos

cantidad de agua, y por lo tanto R, sera mayor que R,,.
\% .
R, :I_ [voltios/amperes] (1-4)
2
R, >R,
donde: V = voltaje alterno de baja frecuencia aplicado a una unidad de formacién.

I, = corriente resultante.

Definicion de R, :

Es la resistividad de una formacién petrolifera, es decir, la resistividad de un medio
poroso ocupado por agua y petréleo. En este caso la unidad de volumen de la
formacién estara compartida por la matriz de la roca y el agua y el petréleo
contenidos en los poros. Si se aplica un voltaje igual al aplicado en los casos

anteriores, la corriente I, resultante serd menor que la corriente I, del caso anterior,

ya que ahora hay todavia menos agua disponible para la conduccion de electricidad y
por lo tanto R, ser4 mayor que R, .
R, =IK [voltios/amperes] (1-5)
3
R >R,
donde: V = voltaje alterno de baja frecuencia aplicado a una unidad de formacién.

I, = corriente resultante.

Las mediciones de resistividad son esenciales para el calculo de las
saturaciones, en especial en las porciones virgenes no invadidas del yacimiento.
Junto con la porosidad y la resistividad del agua, estas mediciones se utilizan para
obtener la saturacién de agua. Los valores de saturacién obtenidos de mediciones
someras y profundas, pueden compararse para evaluar la productividad de la

formacion.



1.1.2.2. Temperatura y presion:

La temperatura y la presion controlan la viscosidad y la solubilidad mutua de los
fluidos en un yacimiento. Como resultado de esto, la relacién de fase de la solucion
petréleo — gas puede sufrir variaciones significativas, al ocurrir un cambio de
temperatura y/o presion. Por ejemplo, en la medida que baja la presidon de un
yacimiento, el gas tiende a liberarse de la solucién y es alli cuando las burbujas de
gas pueden causar la disminucion de la permeabilidad efectiva del petréleo.

La produccion de hidrocarburos se verd afectada de varias maneras, por los
cambios en la temperatura y/o la presion, y esto dependera de los tipos vy
proporciones especificas de los hidrocarburos presentes.

La temperatura de un yacimiento productor, por lo general no varia mucho a lo
largo de la vida productiva del mismo, salvo cuando se inyecta vapor o cuando se
efecta combustion in situ. Sin embargo, es inevitable que ocurra una caida de
presion entre el yacimiento aun no perturbado y el pozo. Esta caida de presién puede
variar desde pocas libras por pulgada cuadrada (lpc) hasta la presion total del
yacimiento.

Otra importancia significativa de la determinacién de la temperatura a cualquier
profundidad de un pozo, radica en que para realizar interpretaciones cuantitativas de
los registros, a menudo es necesario conocer la resistividad del agua de la formacion
y del barro de perforacién, a la profundidad deseada y estas resistividades estan en
funcion de la temperatura.

Para determinar la temperatura de una formacién, se utiliza un termémetro de
rango adecuado a la temperatura que se espera encontrar en el pozo, el cual se baja
con los dispositivos de registro. En un pozo se supone que el gradiente geotérmico
(variacion de la temperatura con la profundidad) es lineal y esto constituye una
aproximacion adecuada.

La figura 1.1 se utiliza para determinar la relacién temperatura/profundidad,
mediante la temperatura media de la superficie y la maxima a la profundidad total. En
la parte inferior de la grafica se observan dos escalas de temperatura,
correspondientes a dos temperaturas medias de la superficie, es decir, 60°y 80 °F.

También puede determinarse la temperatura de una formacién, usando la

siguiente ecuacion:



donde: T, =temperatura de la formacion de interés.

T, =temperatura media de la superficie.
T  =temperatura maxima del fondo.

m

P, = profundidad maxima.

P, = profundidad de la formacion de interes.
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Figura 1.1. Estimacién de la temperatura de la formacion.
Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.

1.1.2.3. Resistividad del agua de formacion:
El medio poroso de un yacimiento puede contener agua, petréleo y gas, ya sea
individualmente o cualquiera de los dos o los tres al mismo tiempo.

El objetivo de la interpretacion de perfiles de pozos, es predecir el resultado de
las pruebas de produccién con respecto al rendimiento de los fluidos del yacimiento.
En consecuencia, es imprescindible conocer las propiedades de estos fluidos,

especialmente las del agua de formacion. El conocimiento exacto de dichas
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propiedades requiere muestras de fluido del fondo y pruebas de PVT en el
laboratorio, que rara vez se tiene la oportunidad de contar con ellas. En
consecuencia, se deben hacer estimaciones razonables.

El agua contenida en los poros de los estratos penetrados por la perforacion,
puede variar considerablemente de acuerdo a la localizacién geografica, a la
profundidad y a la edad geoldgica. Las aguas superficiales por lo general son dulces
y de resistividad comparativamente alta. A mediada que se perfora a mayor
profundidad, el agua que se encuentra en las formaciones se hace mas salada. Sin
embargo, cabe senalar que este fendmeno no es nada uniforme ni regular.

La resistividad de las aguas superficiales puede variar entre 20 y 50 ohm —m, a
la temperatura ambiente. Mientras que las aguas muy salinas pueden tener valores
de resistividad tan bajas como 0.04 ohm — m, a 75 °F, lo cual corresponde a una
completa saturacion.

Un conocimiento soélido de la resistividad del agua de formacion, es muy
importante para la interpretacion de los registros eléctricos. La curva SP proporciona
un medio para medir dicha resistividad, y es siempre aconsejable verificar estos
valores mediante muestras representativas. Esta verificacién se puede realizar
mediante mediciones directas de una muestra representativa y por analisis quimico.

En el caso de mediciones directas, la medicion de la resistividad se hace
directamente en el laboratorio a una temperatura estandar (68°F), mediante una
célula especial de conductividad. Los resultados se obtienen en ohm — m.

Uno de los problemas mas comunes es la reduccién de la resistividad del agua
de una temperatura a otra. Esto puede calcularse a través de la siguiente férmula de
aproximacion:

(1, +K)

R,, =R
(T, + K)

w2

(1-7)

donde: K =6.77 silatemperatura es en °F.
K =21.5silatemperatura es en °C.

Un procedimiento de reduccién mas exacto es el empleo de curvas de salinidad,
especialmente cuando hay altas concentraciones de sal.
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1.1.2.4. Porosidad:

Es la fraccion del volumen total de la roca que no esta ocupado por la matriz, es decir

es la fraccién del volumen total de la roca que no esta ocupado por material sélido.
VolumenPoroso -100

¢ = (1-8)

VolumenTotal

Volumen total = Volumen poroso + Volumen de la matriz

La porosidad de las formaciones puede variar considerablemente. Los
carbonatos densos (calizas y dolomitas) y las evaporitas (sales, anhidritas, yeso y
silvitas) pueden tener cero porosidad. Por otra parte, las areniscas consolidadas
pueden tener de 10% a 15% de porosidad, mientras que las no consolidadas pueden
tener 30% o mas de porosidad. Finalmente, las lutitas o arcillas pueden tener una
porosidad mayor de 40% llena de agua, pero estos poros, son por lo general tan
pequenos, que la roca es impermeable al flujo de los fluidos.

La porosidad depende de la forma, textura de la superficie, angularidad,
orientacién, grado de cementacion y tamafo de los granos que componen la roca.
Muchos de los procesos diagenéticos que han estado presentes durante y después
de los procesos de sedimentacion, también afectan la porosidad:

a) El empaque de granos esféricos del mismo tamano (ver figura 1.2), dan como
resultado las siguientes porosidades de acuerdo a los distintos arreglos

geomeétricos:
Arreglo Cubico Arreglo Romboidal

Figura 1.2. Procesos Diagenéticos: empaque de granos esféricos del mismo tamario.
Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.
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Cubico: 47.6%
Rémbico: 39.5%
Hexagonal: 25.9%

b) El empaque de granos esféricos de diferentes tamanos, depende del grado de

llenado de los espacios mas grandes por granos mas pequefos. Ver figura 1.3.

espacio
poroso

Figura 1.3. Procesos Diagenéticos: empaque de granos esféricos de diferentes tamaros.

Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.

c) La cementacioén por cristalizacién secundaria de cualquier mineral (cuarzo, calcita,
dolomita, etc.) reduce la porosidad. Ver figura 1.4.

Porosidad 36%

Perm. Horiz. 1000 md

Perm. Yert. 600 md

II'. & I!l'l

| & ,'I
[ &

Porosidad 20%
Perm. Horiz. 100 md
Perm. Vert. 25 md

Figura 1.4. Procesos Diagenéticos: cementacion por cristalizacion de minerales.

Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.

d) La angularidad y grados de redondez, tienen influencia en la porosidad, ya que

impiden o favorecen el empaque, permitiendo o impidiendo la interconexion entre
granos. Ver figura 1.5.
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- ‘__Jr_/—~Granu de Arena

Material de
cementacion

Poro=idad efectiva o
interconectada 25%

Porosidad
no efectiva
o aizlada 5%

Porosidad total 30%

Figura 1.5. Procesos Diagenéticos: angularidad y grados de redondez.
Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.

e) Por lo general, la compactacién, proceso mediante el cual los granos minerales se
rompen por presion de sobrecarga, aumenta la porosidad. Sin embargo, la
superficie especifica también se incrementa, reduciendo la permeabilidad. Ver

e DE
eSe:

Figura 1.6. Procesos Diagenéticos: compactacion.
Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.

figura 1.6.

f) La forma como se depositaron las arcillas en el medio poroso también influye sobre
la porosidad. Ver figura 1.7.

g) La solucion de minerales a través de aguas circulantes, aumenta la porosidad. En

los sedimentos clasticos esto no tiene tanta importancia. No obstante constituye un
factor significativo para el desarrollo de la porosidad en las rocas carbonaticas.
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Tipo

Dispersa

Laminada

Estructural

Figura 1.7. Procesos Diagenéticos: formas de deposicion de arcillas.
Tomado de “Calculo de Reservas”, por Pino, H. 1999.

e Clasificacion de la porosidad:
La clasificacion mas importante de la porosidad esta basada en la interconexién o no
de los poros. En funcién de esto tenemos una porosidad absoluta y una porosidad
efectiva, definidas de la siguiente manera:

Porosidad Absoluta:

Es la fraccion del volumen total de la roca, correspondiente al volumen de poros

conectados o0 no entre si.
Porosidad Efectiva:

Es la fraccion del volumen total de la roca, correspondiente al volumen de poros

conectados entre si.

Otra clasificacion de la porosidad estda basada en las condiciones fisicas del
material que rodea a los poros. A saber tenemos:

Porosidad intergranular:

En una arena limpia la matriz de la roca esta compuesta de granos de arena
individuales, los cuales son mas o menos esféricos y se encuentran empacados
de alguna forma donde existen poros entre ellos. Esta porosidad denominada
intergranular o porosidad de la matriz o porosidad primaria, por lo general ha
perdurado en las formaciones desde la época en que fueron depositadas.

Porosidad secundaria:

Es causada por la accién de las aguas de formacion o de las fuerzas tecténicas
sobre la matriz de la roca después de la depositacion. Por ejemplo, las aguas
ligeramente acidas pueden agrandar los espacios porosos por accion de su
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movimiento a través de los canales de interconexion en las formaciones calizas,
al mismo tiempo, las conchas de los pequeros crustaceos atrapados alli pueden
disolverse y formar cavidades. Por el contrario, las aguas que se filtran y que
son ricas en minerales pueden dar lugar a depdsitos que sellan parcialmente
algunos de los poros o canales de las formaciones calizas, cuestion que reduce
su porosidad y/o altera la geometria de los poros. Sin embargo, las aguas que
son ricas en sales de magnesio, al filtrarse a través de la calcita pueden
provocar un reemplazo gradual del calcio por el magnesio, y como el volumen
de la molécula de dolomita es 12% menor que la de calcita, el resultado es un
volumen menor de la matriz y un correspondiente incremento en el volumen
pOroso.

Las tensiones en la formacion también pueden causar fracturas o fisuras,
lo cual aumenta el volumen poroso. Por lo general el volumen de las fracturas
no incrementa la porosidad de la roca significativamente, sin embargo, si

pueden aumentar su permeabilidad.

e Medicion de la porosidad:
Para medir la porosidad, se saca una muestra del nucleo de campo, cuyas
dimensiones, normalmente son 1 pulgada de diametro por 1 pulgada de largo. De la
muestra se extrae su contenido con tolueno o cualquier otro solvente y se deja secar.
Se obtiene luego el volumen total midiendo directamente las dimensiones, o bien,
midiendo el volumen de desplazamiento de un fluido no penetrante como el mercurio.
El espacio vacio puede determinarse evacuando la muestra y luego saturdndola con
un fluido mojante. El aumento en el peso, dividido por la densidad del liquido, es el
volumen poroso. Otro método es el que emplea el porosimetro de la ley de Boyle.
Este método determina el volumen de aire existente dentro de la muestra que se ha
secado, mediante la medicién del incremento en el volumen durante la expansion
isotérmica del aire.

Estos métodos, s6lo pueden medir la porosidad interconectada o efectiva. La
porosidad total, la cual incluye también todos aquellos poros que han quedado
aislados de los que les rodean, puede medirse por medio de algunos dispositivos de

perfilaje.
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1.1.2.5. Factor de resistividad de formacion:
G. E. Archie en 1941, introdujo el concepto de “factor de resistividad de la formacion”,
F o simplemente factor de formacion, por medio del cual se relaciona la resistividad

de una arena saturada de agua R,, con la resistividad del agua R, . Este factor viene

a ser un valor muy importante en la interpretacion cuantitativa de los registros de
p0zos.

El material de la matriz de una roca posee una resistividad eléctrica
extremadamente alta, por lo cual se le califica como aislante. En consecuencia, una
corriente eléctrica que pase a través de una formacion, es conducida exclusivamente
por los fluidos existentes entre los espacios porosos y, mas particularmente, por el
agua de formacion, puesto que el petréleo y el gas también son aislantes.

Haciendo uso de la ecuacion (1-2) r=RL/A aplicada a un bloque de arenisca

lleno de agua, de longitud “L” y a un bloque equivalente de agua, de longitud “L.”, se
tiene:
2
ol 2 o
L) ¢

La ecuacién (1-9) indica, que la resistividad de un bloque de arenisca lleno de

agua, es proporcional a la resistividad del agua contenida dentro del bloque. La
constante de proporcionalidad depende de la tortuosidad (L, /L)’ y de la porosidad
¢ de laroca, y es independiente del agua en el espacio poroso.

De investigaciones experimentales en un gran numero de areniscas limpias
saturadas de agua (ver figura 1.8), Archie encontrd que las resistividades de la
arenisca y del agua podian relacionarse a través de la ecuacion:

R,=F-R, (1-10)

Donde F es una constante para una muestra de arenisca dada y se denomina
Factor de Resistividad de la Formacion. Archie, a través de sus experimentos,
encontré que F es una funcién de la porosidad y de la permeabilidad de la muestra.
Y sugirid expresar la relacion entre F vy las propiedades de la roca, mediante la
ecuacion:

F=¢™ (1-11)

donde: m = factor de cementacion y varia entre 1.3y 2.6.
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Figura 1.8. Correlaciones empiricas del Factor de Formacion con la Porosidad y la Permeabilidad.
Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Posteriormente, la ecuaciéon de Archie se modifico por la introduccién de una
constante empirica a, en la ecuacion:

F = T (1-12)

Para los casos de areniscas, si se desconoce el valor de m, se puede utilizar la
ecuacion de Humble Oil Company:

F=0.62-¢" (1-13)

Por lo general m se aproxima a 1.8 para areniscas de alta porosidad y a 2.0
para areniscas bien consolidadas. Esta ecuacion ha tenido una amplia aceptacién en
las companias que prestan servicios de perfilaje en la preparacion de los graficos de
interpretacion.

La ecuacién de Humble puede simplificarse de la siguiente manera:

F = 0;1 (1-14)
Otras expresiones de F segun el tipo de rocas, son:
Para rocas carbonaticas: F = iz (1-15)
" 1 1
Para rocas compactas u oliticas: F =— a — (1-16)
¢2.2 ¢2.5

Cuando se trata de rocas altamente oliticas, m puede alcanzar el valor de 3.
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1.1.2.6. Saturaciones:

Es la fraccién del volumen poroso del yacimiento ocupada por un determinado fluido.
En consecuencia tenemos:

e Saturacion de petrdleo: es la fraccion del volumen poroso de un yacimiento

ocupada por petroleo.

S, = Volumen de petroleo / Volumen poroso = 5 (1-17)
P

e Saturacion de agua: es la fraccién del volumen poroso de un yacimiento ocupada
por agua.
Vw
S, = Volumen de agua / Volumen poroso =—* (1-18)
p
e Saturacion de gas: es la fraccion del volumen poroso de un yacimiento ocupada por

gas.

\%

S, = Volumen de gas / Volumen poroso =—* (1-19)
1%
P

En el medio poroso se cumple:S, +S, +S, =1

Hay una saturacion de agua irreductible oS ., representada por el agua retenida

por la tension superficial sobre la superficie de los granos, en el contacto entre los
granos y en los intersticios mas pequefios. Su valor varia entre 5% en las
formaciones mas gruesas, hasta 40% o mas, en las formaciones de granos muy
finos. El agua irreductible no fluird cuando la formacion se somete al proceso de
produccion.

La fraccion de hidrocarburos del volumen total de la formacion, es entonces ¢S,
6 ¢(1-5,). Uno de los objetivos mas importantes del perfilaje de pozos es la
determinacién de esta cantidad, la cual puede variar de cero a un maximo de
#(1-5,).

La resistividad de una roca parcialmente saturada de agua (R, ), depende no

s6lo del valor de S, sino también de su distribucidn en el interior del espacio poroso.

La distribucién de las dos fases (agua e hidrocarburo) dentro de la roca, depende de
la humectabilidad de la misma, de la direcciébn en que fue establecida (drenaje o
imbibicién) y del tipo de porosidad. La figura 1.9 muestra la variaciéon de R,/R, como
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funcion de la saturacion. Las curvas 1 y 2 son para arenas mojadas por agua, de las
cuales la pendiente es 2 para la primera y 1.8 para la segunda. Estas pendientes se
denominan “exponente de saturacion” o n. La curva 3 corresponde a una arena
mojada por petréleo, en cuyo caso el valor de n varia con la saturacion y el grado de

humectabilidad de la roca.
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Figura 1.9. S, vs Relacion de Resistividades.
Tomado de “Evaluacion de Formaciones” PDVSA, CIED 1996.

Archie concluy6 que la relacién entre las resistividades y la saturacion, podia

expresarse de la siguiente manera:

1
S "=—=22 1-20
w I R ( )

t
donde I es conocido como indice de resistividad y n representa el exponente de
saturacion. Haciendo uso de la ecuacion (1-10), tenemos:

. F-R,
SW — w
R

t

(1-21)

Las ecuaciones 1-10, 1-11 6 1-13 y 1-21, son las tres ecuaciones basicas del
perfilaje de pozos, a la vez que constituyen el fundamento de todos los métodos de
registro e interpretacién. Las mismas tienen su aplicacién sélo para arenas limpias y
pueden o no aplicarse a areniscas arcillosas o carbonatos. Adicionalmente, a la hora

de hacer uso de estas ecuaciones se debe considerar que si por una parte, el uso de
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m= 2 y n= 2, es bastante comun, por otra es posible que ellos puedan tener un rango
de valores mucho mas amplio.

La saturacion de petréleo, agua y gas se determina en un analisis rutinario de
un ndcleo. Adn cuando estas saturaciones se asemejan muy poco a las
correspondientes saturaciones del yacimiento, ellas son muy Utiles para la
determinacién cualitativa de los contactos agua — petréleo y gas — petréleo, y también
para verificar la posible presencia de hidrocarburos. El conocimiento de la saturacién
de petréleo de un nucleo muy invadido, puede inclusive ser muy util para la

interpretacion de los registros eléctricos.

1.1.2.7. Permeabilidad:
Es la propiedad que tiene la roca para permitir que los fluidos se muevan a través de

la red de poros interconectados. Es una medida de la Conductividad de la roca, es

una constante para una muestra dada de roca y para un fluido homogéneo, siempre
que el fluido no interactue con la roca misma.

La unidad de la permeabilidad es el darcy y su simbolo es K .

Hay una relacién de tipo general entre la porosidad y la permeabilidad. Una alta
permeabilidad, generalmente se corresponde con una alta porosidad, aunque esto no
siempre constituye una regla absoluta.

Las lutitas y algunas arenas tienen una alta porosidad, pero los granos son tan
pequenos que los conductos aprovechables para el movimiento de los fluidos, son
bastante restringidos y tortuosos. Por tal motivo, la permeabilidad puede ser muy baja
en estos casos.

Otras formaciones como las calizas, que estan compuestas por fisuras o
fracturas de gran extension, tienen porosidades muy bajas, pero la permeabilidad de
una fractura puede ser muy grande. En consecuencia, una caliza fracturada, puede
exhibir una porosidad baja conjuntamente con una permeabilidad extremadamente
alta.

La ecuacién de Darcy expresa la rata de flujo a través de una muestra
permeable. Para flujo lineal horizontal, tenemos:

K AP

y cuyas unidades son:
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U

Los métodos de laboratorio para determinar la permeabilidad (K) en darcys,
consisten en hacer correr un fluido de viscosidad conocida (aire, agua o petroleo), a
través de ndcleos de dimensiones también conocidas, bajo presiones diferenciales
igualmente conocidas. Por lo general, estas mediciones se efectian en nucleos
secos, es decir, bajo condiciones que no duplican las condiciones de campo de la
hidratacion de los minerales y de la sobrecarga de presion. En consecuencia, existen
considerables dudas en cuanto a la validez de los valores absolutos de K obtenidos
de esta forma. No obstante, es posible que sean utiles las magnitudes relativas de las
permeabilidades obtenidas.

La permeabilidad es la medicion menos confiable de los nucleos. En efecto, los
resultados de las pruebas de laboratorio pueden contener errores porcentuales de
varios cientos, cuando se aplican directamente a los yacimientos.

Sobre la base del perfilaje eléctrico, se han desarrollado métodos para estimar
esta propiedad. Sin embargo, ninguno de ellos proporciona valores confiables. Todos
se fundamentan en relaciones empiricas, entre permeabilidad, saturacién de agua y
porosidad.

Uno de los métodos establece que la permeabilidad de una arenisca puede ser
expresada en términos de la saturacion del agua irreductible, la cual es la medida del
tamano del grano y de la porosidad, que a su vez refleja el grado de cementacion.
Schlumberger® a partir de estudios de campo sobre la porosidad, la permeabilidad y
la saturacién de agua irreductible, ha desarrollado una ecuacién empirica que

relaciona estas tres variables:

! e
K> =25§—¢ (1-24)

wi

donde K esta en milidarcys, ¢ y S,, son fraccionales.
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En esta ecuacion, si la porosidad y la saturacién contienen errores de poca
monta, éstos deben elevarse al cuadrado y a la sexta potencia en la determinacién
de la permeabilidad. Por lo tanto, esto quiere decir que el resultado que se obtenga
debe ser considerado sélo como una cifra indicativa de un orden de magnitud.

Una correlacién muy bien documentada es la correlacion de Timur®, quien
efectud cuidadosas mediciones de laboratorio en 155 nucleos de arenisca de la
Costa del Golfo Colorado y California. Las correlaciones que obtuvo entre porosidad,
saturacién de agua irreductible y permeabilidad pueden verse en la figura 1.11. Con
estos datos se generd la siguiente relacion:

B 93_¢2.2 2 _
e o

wi

donde K esté en milidarcys, ¢ y S,, son fracciénales.

Ambas relaciones se muestran en las figuras 1.10 y 1.11. Para los mismos

valores de ¢ y S, dan casi las mismas respuestas, excepto en los extremos de la

wi ?

permeabilidad.
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Figura 1.10. Permeabilidad segun la Relacién de Tixier (Schlumberger).
Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.
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Figura 1.11. Permeabilidad segun la Relacién de Timur.
Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

1.1.2.8. Arcillosidad:

Las arcillas son componentes comunes de las rocas sedimentarias. Son
aluminosilicatos cuya composicién general es Al203 SiO2. (OH)x. Dependiendo del
medio donde se han desarrollado, pueden ser de distintos tipos basicos:
montmorillonita, illita, clorita o caolinita.

Los tamanos de las particulas de las arcillas son muy pequefos, de 1 a 3
ordenes de magnitud menos que las particulas de los granos de las arenas. Por este
motivo, las arcillas pueden captar de manera muy efectiva grandes cantidades de
agua, las cuales no fluyen, pero contribuyen a las respuestas de los perfiles®.

Las lutitas son principalmente una mezcla de arcilla y limo (silica fina)
depositada en aguas de muy lento movimiento. Si por una parte pueden tener una
buena porosidad, por otra su permeabilidad es esencialmente cero. Por lo tanto, las
lutitas puras son de escaso interés para la produccién de hidrocarburos, a pesar de
ser rocas madres de hidrocarburos. Por otro lado, las arenas o carbonatos que
contienen cantidades modestas de arcilla, pueden ser productoras importantes de
hidrocarburos.

Las arcillas y lutitas contribuyen a la conductividad de la formacion. Las lutitas
poseen conductividad, debido al electrolito que contienen y a la existencia de un
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proceso de intercambio iénico, mediante el cual los iones se movilizan por la

influencia del campo eléctrico, aplicado entre los sitios de intercambio en la superficie

de las particulas de arcilla. El efecto de la arcillosidad sobre la conductividad de las
arenas arcillosas, es a menudo desproporcionadamente alto, con relacion a la

cantidad de arcilla presente. El efecto mismo depende, de la cantidad, tipo y

distribucién de la arcilla y de la naturaleza y cantidad relativa del agua de formacién.

La lutita es uno de los componentes mas importantes de las rocas para los
efectos del analisis de registros. Independientemente de su influencia sobre la
porosidad y permeabilidad, la importancia sefalada se desprende de sus
propiedades eléctricas, las cuales ejercen una influencia significativa en la
determinacién de las saturaciones de los fluidos.

El modo en que la lutita o arcilla afecta la lectura de los registros eléctricos
depende de la cantidad de ella y de sus propiedades fisicas. También pueden
depender de la manera en que la lutita esté distribuida en la formacién. El material
lutitico puede encontrarse distribuido de tres maneras en la formacion:

1. Bajo la forma de laminas, entre las cuales hay capas de arena. Este tipo de lutita
no afecta la porosidad o permeabilidad de las capas arenosas. Sin embargo,
cuando la cantidad de lutita laminar aumenta, y por lo tanto decrece la cantidad de
medios porosos, se reduce proporcionalmente la porosidad efectiva promedio.

2. Bajo la forma de granos o nddulos en la matriz de la formacion. Esta matriz
arcillosa se denomina lutita estructural y se considera que tiene propiedades
similares a la lutita laminar y a las lutitas masivas cercanas.

3. Disperso en la arena, llenando parcialmente los intersticios intergranulares. Este
material disperso, puede encontrarse en acumulaciones que cubren los granos
de arena, o bien, llenando parcialmente los canales mas pequenos de los poros.
Las lutitas dispersas en los poros reducen notablemente la permeabilidad de la
formacion.

Todas estas formas de Iutita pueden presentarse, por supuesto,
simultdneamente en la misma formacion.

En el registro eléctrico, las formaciones lutiticas se caracterizan por tener un SP
reducido, en comparaciéon con un valor SP estatico tedrico u observado. Es necesario
verificar que esta reduccion en el SP, no obedezca a la existencia de una zona de

transicién, en la arena, entre el agua de formacion salina abajo y el agua dulce arriba.
25



Los valores de porosidad que se calculan siempre son demasiado altos en
todos los métodos (registros eléctricos, elasticos o de radiacion). Esto se debe a que
las particulas de arcilla generan un incremento aparente en la conductividad eléctrica,
e igualmente dan origen a una disminucién en la velocidad del sonido y a un aumento
en la intensidad de captura de las radiaciones gamma.

Las arenas arcillosas pueden reconocerse por su baja resistividad, pero esto no
es una condicion suficiente, ya que la baja resistividad se puede deber a la presencia
de minerales conductores, tales como la glauconita, o ser causada por una porosidad
muy alta, acompanada de un bajo factor de formacién. Estas arenas, ademas,
presentan una baja profundidad de invasién debido a la expansiéon que experimenta
la arcilla al estar en contacto con el filtrado de barro de agua dulce.

Finalmente, se ha podido observar que las formaciones lutiticas clasticas, no se
rigen por las reglas que se han establecido para las arenas limpias. Esto se debe a
que la produccién de petroleo y de gas, se obtiene a veces en zonas donde no existe
una defleccion significativa de la curva de SP°.

1.1.3. Distribucion de los fluidos en el yacimiento.
1.1.3.1. Permeabilidad Absoluta, Efectiva y Relativa:
La permeabilidad es una propiedad del sistema poroso interconectado que depende,
basicamente, de las caracteristicas de la formacién y de los poros, asi como de los
fluidos alli presentes. En funcion de esto, ahora se procedera a definir los conceptos

basicos de permeabilidad:

® Permeabilidad Absoluta (K ):

Es el parametro que cuantitativamente indica la capacidad del sistema interconectado
de permitir el movimiento de un fluido, de un punto a otro, dentro del medio poroso.
En este caso el sistema debe estar totalmente saturado por un sélo fluido.

e Permeabilidad Efectiva:

Este concepto surge toda vez que el medio poroso esté saturado con mas de un
fluido. Asi se tiene la permeabilidad efectiva del medio poroso a cada uno de los
fluidos presentes en el yacimiento:
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K ,= Permeabilidad efectiva al petrdleo
K, = Permeabilidad efectiva al agua
K, = Permeabilidad efectiva al gas

K,+K,+K, <K (1-26)

e Permeabilidad Relativa:

El concepto de Permeabilidad Relativa de un medio poroso a un fluido dado y a una
saturacién especifica de ese fluido, surge con el propésito de normalizar las
mediciones de las permeabilidades efectivas, y se define como la relacién entre la
permeabilidad efectiva, a esas condiciones, y la permeabilidad absoluta del medio

pOroso.

K =II{<“:>K€=K-K, (1-27)

r

K . es un parametro normalizado, es decir, varia entre 0 y 1 y es adimensional.

La figura 1.12 muestra un ejemplo de curvas de permeabilidad relativa en una

formacién mojada por agua que contiene sélo petréleo y agua.

PERMEABILIDAD RELATIVA

N

Swmin/

Figura 1.12. Permeabilidad Relativa vs Saturacion.
Tomado de “Interpretacion de Perfiles”, Schlumberger, 1972.
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Los valores de K, y K, varian de acuerdo a la saturacion. En el eje de las
abscisas estén las escalas complementarias de S, y S,. Las curvas muestran que,
cuando la saturacién de petréleo es alta, K,, es grande y K,, es pequefa, en cuyo

caso el petroleo fluye con facilidad mientras que el flujo de agua es escaso. Cuando

la saturacion de agua es alta, K,, es pequefnay K, es grande, en este caso, el agua

fluye con facilidad y el flujo de petrdleo es bajo. Las formas de las curvas de
permeabilidad relativa dependen de las caracteristicas de la formacién y de los poros,

asi como de los fluidos alli presentes (agua, petréleo y gas).

1.1.3.2. Saturacion Irreductible:

Cuando el valor de K,, es cero, el petrleo que queda en el espacio poroso no fluye
y el valor de la saturacion de petroleo es el mismo de la saturacion residual S, .

De igual manera, cuando el valor de K, es cero, el valor de S, es el indicado
en la figura 1.12 como S,,., . En este caso dentro de la formacion solo fluye petréleo,

mientras que el agua permanece inmovil. En una formacién mojada por agua siempre
queda una cierta cantidad de agua retenida en los poros a causa de las fuerzas
capilares. Esta no puede ser desplazada por el petréleo a las presiones existentes en
las formaciones, es por ello que se afirma que la saturacion de agua nunca llega a
ser cero.

La saturacion irreductible de agua S,,, a menudo se denomina S, . Esta

saturacién es funciéon de la porosidad y la permeabilidad y en la mayoria de los
yacimientos, varia de menos del 10% a mas del 50%.

En la medida que se produce petréleo y aumenta la saturaciéon de agua, cierta
cantidad de agua comenzara a surgir junto con el petréleo. Al seguir la produccién en

esos niveles, la produccién de agua aumentara.

e Estimacion de la Saturacion Irreductible de Agua:
Determinar Swi a partir de registros eléctricos es una labor un poco dificil, sin
embargo, para arenas de gran espesor y homogéneas, no existe problema alguno.

Esto se debe a que la saturacion real del agua, S,, en la parte superior de la arena, se
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aproxima al valor irreductible S,,, por lo cual, dicho valor de S, puede aplicarse a
toda la zona. Pero no todas las formaciones cumplen con estas condiciones, la
mayoria son de poco espesor, no son homogéneas y no poseen un nivel de agua
facilmente identificable. Entonces para determinar S, en estas formaciones se
aplican una serie de consideraciones tedricas y empiricas que se indicaran a
continuacién:

Esta claro que S,,no puede ser menor que S,, que es la fraccion de agua

contenida en la arcilla.

Swi 2 Sb
Sh — Vi ¢mh (1 '28)
9,
por lo cual S, > LA (1-29)
9,
0 blen Swi ' ¢t 2 ‘/Sh ’ ¢tsh (1 -30)

donde: ¢, = porosidad total de la formacion.
v, = fraccion volumétrica de lutita.

¢,, = porosidad total de la lutita adyacente.

Con estas inecuaciones se puede estimar un valor para el limite inferiorde S, o
de S,, -¢,. El uso de estas inecuaciones, conjuntamente con los registros eléctricos,
para calcular (S, —S,,), resulta bastante dificil por lo impreciso en la determinacion
de V, Mas especificamente, si se sobrestima V,, lo mismo sucedera con S,
mientras que si se subestima S, la diferencia (S, —S,,) se reducird de manera

correspondiente.

En pruebas de campo se ha observado que el producto S, -¢ tiende a ser

constante en la zona irreducible del yacimiento.

La figura 1.13 muestra la curva de S vs¢ en una arena de Wyoming. A su vez la

figura 1.14 exhibe un trazado similar para un carbonato en la parte oriental de Texas’.

En ambos casos, la mayoria de los puntos forman una curva hiperbdlica que indica
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que S, -¢= constante. Se considera que estos puntos se encuentran en las zonas de
agua irreducible. La excepcion la constituyen los circulos abiertos en el caso de
Texas, los cuales corresponden a los ultimos 10 pies de dicha formacion. Tales
circulos tienen valores de S, -¢ mas altos y se les interpreta como ubicados en la
zona de transicién. Obsérvese que 0.078 es la constante para la arena y 0.008 para
el carbonato, lo cual indica que la primera es mucho mas arcillosa que el segundo,

segun la inecuacion (1-30).
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Figura 1.13. S,,vs ® en Arenas de Wyoming. Figura 1.14. S,,vs ® en un Carbonato de Texas.

Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

1.1.3.3. Humectabilidad o Mojabilidad:
Es una propiedad caracteristica de cada sistema Roca — Fluidos y esta regida por la
naturaleza de los fluidos y de la superficie sélida.
La Humectabilidad es la tendencia o preferencia de un fluido a adherirse a la
superficie de una roca, aun en presencia de otros fluidos, que son inmiscibles con él.
Al fluido que preferencialmente se adhiere a la roca, se le llama la fase o fluido
mojante, al otro, la fase no mojante. En yacimientos de hidrocarburos las fases

mojantes pueden ser agua o petréleo. El gas nunca mojara a la roca.

30



La humectabilidad controla la posicion relativa de los fluidos dentro del medio
poroso y en consecuencia controlara su habilidad relativa para fluir.

Si 6 <90°, la roca es mojada por agua. Si 90°< 6 < 180°, la roca es mojada por
petréleo. Y finalmente, si 6 = 90° la roca es neutra. La figura 1.15 ilustra estos

conceptos.

Granos Sdalidos :)

Crudo

/

Agua alrededor del crudo
v en contacto con laroca

Crudo en contacto
con laroca

Sistemna Mojado por Agua Sisterma Mojado por Crudo

Figura 1.15. Humectabilidad de una roca.
Tomado de “Recuperacion Mejorada de Petréleo”, Pino, H. 2000.

1.1.3.4. Presion Capilar:

La presion capilar es otra propiedad de las rocas que depende de la saturacion. Es
una fuerza que controla y gobierna la distribucion de los fluidos en un medio poroso,
y se define como la diferencia de presidn que existe entre dos fases, debido a la
curvatura de la interfase que las separa. En los espacios porosos de los yacimientos,
esta presién puede alcanzar valores considerables. La menor presién se da en la
parte convexa de la interfase, que es parte de la fase mojante. En la mayoria de los

yacimientos, la fase mojante es el agua.
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Entre la zona de saturacion irreducible y la zona de 100 % agua, existe una
zona de transicién, donde la saturacién cambia gradualmente de una condicién a
otra. Esta zona de transicidn es el resultado de la presion capilar.

En un poro la presion capilar depende del tamano del poro y de los fluidos que
estan en contacto. Cuantitativamente, esta relacion puede expresarse por la siguiente
ecuacion:

20, -cosf

P=pP, —-p =""mvw 77 (1-31)
r

donde: P, = presion fase no mojante.
P, = presion fase mojante.

o =tension interfacial.

nww

: angulo de contacto.

radio del capilar.

~
Il

Figura 1.16.
Tomado de “Recuperacion Mejorada de Petréleo”, Pino, H. 2000.

En los tubos capilares de la figura 1.17, la tensién superficial hace que el agua
ascienda en los tubos, hasta que la presion capilar en la interfase, se iguale a la
presion de la columna de agua. Por lo tanto:

P.=Ap-g-h (1-32)
donde: Ap = diferencia de densidad entre las dos fases.

g = aceleracién de la gravedad.

h = altura de agua en el tubo sobre la superficie libre de agua.
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En la medida en que aumenta la altura por encima del nivel de agua libre, sélo
los capilares mas pequenos contendran el liquido. En términos generales, la relacién
entre presion capilar (altura) y saturacién, generara una curva como la que se

muestra en el lado derecho de la figura 1.17.
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Figura 1.17. Analogia entre vasos capilares y las Relaciones de Presion Capilar/Saturacion en las
Rocas de los Yacimientos. Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.

Mientras mas pequefios sean los granos y los poros, mas firmemente se retiene
el agua, ecuacion 1-31. En contraposicion a esta fuerza, la gravedad tiende a
empujar el agua por debajo de los hidrocarburos. Esta fuerza es proporcional a la
altura por encima del nivel de agua libre y a la diferencia de densidades entre el agua
y los hidrocarburos, ecuacién 1-32.

La figura 1.18 muestra la distribucién de los fluidos en un yacimiento con una
capa de gas. En condiciones normales, las saturaciones irreducibles de agua en las
zonas de petréleo y gas son las mismas, por este motivo, es imposible distinguir el
contacto gas — petréleo en registros de resistividad. La figura 1.19 muestra el estado
de la distribucién de fluidos alrededor de los granos de arena bajo condiciones
irreducibles, en rocas limpias y en rocas arcillosas mojadas por agua.

Del andlisis de estos modelos se desprende que la saturacion inmovible total del

agua S, esta dada por:

wnm

S =98

wnm wilimpia

+S, (1-33)
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Figura 1.18. Distribucién macroscépica de la Saturacion de Fluido en un yacimiento de petréleo y gas
en roca mojada por agua. Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

donde S,,,... €S la saturacion irreducible de agua en una arena limpia de la misma

porosidad y permeabilidad que la arena arcillosa.
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Figura 1.19 Distribucién microscépica de la Saturacion de Fluido.
Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Como ya se menciond, la presion capilar y la permeabilidad de una roca
dependen del tamarfo de los granos y poros, por ello, no es de extrafar que las rocas
de baja permeabilidad, posean una alta presién capilar y tengan zonas de transicién
de bastante longitud. Esta relacibn ha servido de base para determinar la

permeabilidad a partir de los registros.
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En la figura 1.20 se muestran algunas de las mas tipicas curvas de presion
capilar en dolomitas de San Andrés para diferentes permeabilidades (desde 0.1
hasta 10 md). Cuando se tienen curvas como éstas, en conjunto con curvas de
permeabilidad relativa, es posible calcular la produccién probable de fluidos de
cualquier intervalo, una vez que su permeabilidad y altura por encima del nivel de

agua han sido determinadas.
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Figura 1.20. Curvas de presion capilar en una dolomita de San Andrés.
Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.

1.1.4. El proceso de invasion.
Durante la perforacion de un pozo, la presién hidrostatica de la columna de barro es
usualmente mayor que la presion de las formaciones, para evitar asi el derrumbe del
pozo. Esta situacién genera un proceso que se conoce con el nombre de “invasion”.
El diferencial de presién que se genera entre dicha columna y la formacion, forza al
filtrado de barro a penetrar en la formaciéon permeable, depositandose las particulas
sélidas del barro en las paredes del pozo, formando un revoque. Por lo general este
barro tiene una permeabilidad muy baja (de 107a 10*md), la cual una vez
desarrollada, reduce considerablemente la tasa de subsecuentes invasiones de
filtrado de barro.

La presencia del revoque se evidencia con los registros de calibraciéon (caliper),
que muestran que el diametro del hoyo es menor que el de la mecha, en las zonas

permeables.
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La figura 1.21 muestra la situacion en los alrededores del pozo durante la

corrida de los registros. La resistividad del barro es R, y la del revoque es R, Yy su

espesor ¢,.. La resistividad del filtrado acuoso es R, .
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Figura 1.21. llustracion de Ias condiciones tipicas del subsuelo durante la corrida de registros.
Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.

La region detras del revoque es la zona de inundacion del filtrado de barro, la
cual esta compuesta por otras dos zonas a saber, la zona lavada y la zona invadida o
de transicion. En la zona lavada se tiene:

Resistividad: R,
Saturacion de agua: S,
Saturacion del hidrocarburo residual: S, =1-S

X0

En la zona invadida o de transicién, tenemos:

Resistividad promedio: R,
Saturacion promedio acuosa: S,
Diametro promedio de la zona invadida: D,

Mas allda de estas zonas se encuentra la zona que no ha sido perturbada por la

operacion de perforacion, cuya resistividad es R, y su saturacion de agua es S, . La
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resistividad de esta agua de formacibon es R, . La figura 1.22, ilustra

w

esquematicamente las saturaciones de estas tres zonas.
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Figura 1.22. Esquematico de saturaciones en las zonas lavada, de transicion y no invadida.
Tomado de “Evaluacién de Formaciones”, PDVSA, CIED 1996.

1.1.4.1. Profundidad de la invasion en el momento del registro:

La profundidad de la invasién dependera de cuatro factores: tiempo, presion
diferencial, caracteristicas de pérdida de filtrado de barro y porosidad de la formacién.
El factor tiempo tiene especial importancia, porque mientras mayor sea el tiempo de
exposicion de la formacién, mayor sera la profundidad de la invasion. La
caracteristica de pérdida de filtrado de barro tiene importancia, pues el revoque, es el
factor que controla el movimiento del filtrado de barro hacia el interior de la formacion.
La permeabilidad del revoque, puede ser cien o cientos de miles de veces menor que
la permeabilidad de la formacion, por lo cual constituye una importante barrera a la

penetracion del filtrado en la formacion.

37



Siendo el revoque el factor que controla la invasion de la formacién, la
profundidad de la invasién dependera del tamano del espacio poroso disponible para
contener el fluido invadido. En realidad, no es posible llegar a una definicion exacta

del diametro de la zona invadida. D, es el didmetro equivalente de invasién y

corresponde al diametro de un cilindro cuya superficie se localiza a medio camino,
entre la zona completamente lavada y la zona no contaminada. Para los propdsitos

de interpretacion de registros, se estima D, =2d, para arenas de alta porosidad y

10d para las de baja porosidad.
En la actualidad se han desarrollado dispositivos que eliminan la influencia del

filtrado de barro y dan lecturas de R,. Sin embargo, no existe dispositivo alguno que

pueda dar lecturas lo suficientemente profundas bajo todas las circunstancias y a la
vez, mantener una buena resolucién vertical. En consecuencia, en la actualidad se
corren tres curvas de resistividad: la profunda, la media y la corta. La de mayor
profundidad puede corregirse por los efectos de la invasién, con la ayuda de las otras

dos, obteniéndose asi un valor de R,. Este valor, por lo general, sera menor que los

valores de resistividad de las zonas invadidas.

1.1.5. Perfiles de pozos.

Son el resultado de las lecturas que hacen los dispositivos de perfilaje que bajan al
pozo y que fueron disefiados para medir las propiedades eléctricas, acusticas y
radiactivas de la formacion, esto de tal modo de poder presentar las respuestas en
forma continua, como un registro a lo largo de todo el pozo. A continuacion se
definiran los tipos de perfiles mas importantes para evaluar formaciones, y que fueron

empleados en este estudio:

1.1.5.1. Peffiles Resistivos:

En este grupo se definiran: Eléctricos Convencionales, SP, de Induccion y
Lateroperfil.

e Perfil Eléctrico Convencional:

Estan compuestos principalmente de tres curvas: curva lateral, curva normal larga y

curva normal corta.
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Las curvas laterales: La curva lateral presenta las mediciones hechas por un
dispositivo lateral compuesto de cuatro electrodos. La diferencia de potencial que
miden los electrodos es proporcional a la resistividad del medio que rodea al
dispositivo y como consecuencia, las mediciones continuas de este dispositivo
pueden presentarse en una curva continua de resistividad. El objetivo de la curva
lateral es medir Rt, es decir, la resistividad de la formacion que se encuentra libre de
los efectos de la invasion. Esto se logra escogiendo un espaciamiento de (18 pies 'y 8
pulgadas) que exceda la zona invadida o que se encuentre afectado de manera

despreciable por dicha zona. Ver figura 1.23.
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Figura 1.23. Esquema de dispositivo Lateral teérico y real. Tomado de “Interpretacién de Perfiles
Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Las curvas laterales tienen aspecto asimeétrico, tal como se observa en la figura
1.24. También presentan alta distorsién a causa de las formaciones adyacentes, de
los efectos de las capas delgadas y del diametro del pozo. Sin embargo, la
comprensién de estas distorsiones servira de gran ayuda en la interpretacién

cualitativa de los registros eléctricos.
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ESPESOR DE LA CAPA
1.25 AD

Figura 1.24. Comparacion de las curvas Laterales en pozos de cuatro diametros diferentes.
Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Las curvas normales: Las curvas normales son mediciones de la resistividad de la
tierra para las cuales siempre se necesitan cuatro electrodos (figura 1.25), es decir,

dos de corriente Ay B y dos potenciales, M y N.

GENERADOR E MEDIDOR
lB
__‘___.___,____——_.-/_
S

Figura 1.25. Esquema del Dispositivo Normal.
Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

En funcién de la distancia entre A y M, las curvas normales se dividen en normal

corta y normal larga.
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El objetivo de la curva normal corta (AM = 16 pulg) es medir la resistividad de la

zona invadida R,. Con este valor, bajo condiciones favorables, se puede estimar la

porosidad de la formacién. Estas curvas son de gran utilidad cuando se trabaja en
correlaciones geolodgicas, ya que responden a la litologia y a las capas superiores e
inferiores de las formaciones que exhiben contrastes de resistividad.

El objetivo de la curva normal larga (AM = 64 pulg) es medir el valor medio de
resistividad, con el cual se puede, a través del empleo de un conjunto de curvas u
otras graficas interpretativas, resolver el problema de interpretacion de perfiles que

determinan los valores de R, R, y D,. Ver figura 1.26.

Estas curvas son afectadas por el diametro del pozo, el espesor de la capa y la
invasion del filtrado del barro, por lo tanto deben ser corregidas por dichos efectos.

— R ]
PERFIL SP PERFIL DE RESISTIVIDAD
£, 190 200
L CHMS

2000 —=

AM =8 16" 24" aND 63"

5
f;
N
3
/
<

2030

Figura 1.26. Perfil Eléctrico: Curvas Normales de diferentes espaciamientos frente a una arenisca
saturada de petrdleo. Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Una vez que las curvas laterales y normales se hayan corregido, es posible

encontrar los valores de R, /R, y R/R, que resuelvan el problema de

D, /d =2,5]10y15, respectivamente.
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e Perfil de Potencial espontaneo (SP):
El perfil de SP es un registro de la diferencia de potencial eléctrico entre un electrodo
mévil en el pozo y un electrodo fijo en la superficie. Por lo general, frente a las lutitas,
esta curva es una linea mas o menos recta, la cual se denomina “linea base de
lutita”. Frente a las formaciones permeables, la curva muestra deflecciones de dicha
linea base, las cuales, en las capas de suficiente espesor, tienden a alcanzar un valor
constante que define lo que se ha dado en llamar una “linea de arenas”. La
defleccién puede ser a la izquierda (negativa) o a la derecha (positiva), fenémeno que
depende fundamentalmente de la salinidad relativa del agua de formacién y del
filtrado. Si la salinidad del agua de formacién es alta, la defleccién serd hacia la
izquierda y si es lo opuesto, sera hacia la derecha. Ver figura 1.27.

El registro de SP se mide en milivoltios (mV). Esta medicion es simple, no asi la
interpretacion del registro. La curva SP se utiliza para:
o  Seleccionar zonas permeables.

o  Determinar valores de R,

o  Estimar el contenido arcilloso de la roca del yacimiento.

o Correlacionar las unidades litologicas.
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Figura 1.27. Localizacién de las lineas de Lutita y Arena Limpia en la curva del SP.
Tomado de “Interpretacion de Perfiles”, Schlumberger 1972.
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La forma y la amplitud de la curva SP se ven afectadas por:
o Eltipo de fluido que se utiliza en la perforacion.

o El diametro de la invasion.

o Las inclusiones de lutitas.

o Latemperatura.

o Laresistividad de la formacién.

o Elespesor de la capa.

e Perfil de Induccion:

Este perfil se basa en campos electromagnéticos y en corrientes inducidas, utiliza
bobinas en vez de electrodos y su fundamento de medicion es totalmente diferente
que sus antecesores. Existen dos versiones de este dispositivo, el tradicional
induccion sencillo (IEL) y el doble induccion (DIL). En el perfilaje de induccién se
utiliza una sonda que contiene dos bobinas de alambre que energizan la formacién y
reciben sefiales de la misma. La bobina transmisora es energizada por un oscilador
de 20kc, el cual a su vez genera un campo electromagnético alterno de esta
frecuencia; éste se extiende a la formacién a una distancia considerable alrededor del
dispositivo. Debido a que el campo primario generado por la bobina transmisora es
toroidal, la corriente inducida en la formacion fluye circularmente alrededor del pozo y
en un plano perpendicular al eje del mismo. Aqui, toda la formacion que esta
alrededor del dispositivo hace las veces de un sélo conductor. Esto se ilustra en la
figura 1.28.
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Figura 1.28. Representacion esquematica del principio del Registro de Induccion.
Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.
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La corriente inducida a la formacion tiene un campo magnético. La potencia de
este campo secundario es proporcional a la magnitud de la corriente inducida, la que
a su vez es proporcional a la conductividad de la formacién. La bobina receptora del
dispositivo capta las sefales tanto de la bobina transmisora como de las corrientes
inducidas. Puesto que la potencia del campo secundario depende de la conductividad
de la formacién, el voltaje inducido en la bobina receptora debe ser proporcional a la
conductividad. En el perfilaje de induccion, este voltaje de la bobina receptora se
representa de manera continua en el registro como una conductividad. La resistividad
de la formacién es lo que mas se desea, por lo que la senal es reciprocada
electrénicamente y también se representa como una curva de resistividad.

Como la conductividad es el inverso de la resistividad (C =1/R) y dado que la
resistividad se expresa en ohm—m, la unidad de la conductividad serd 1/ohm—m 6
mho/metro 0 milimhos/metro. De este modo, las formaciones que tengan

resistividades de 10, 100 6 1000 ohms — m, tienen conductividades de 100, 10 1
mmhos — m respectivamente.
Las mediciones de conductividad se ven afectadas por:
o El diametro del pozo.
o Elespesor de la capa.
o Eldidmetro de la invasion.

o Laresistividad de la zona invadida.

e Perfil Lateroperfil:
Los lateroperfiles o laterologs, utilizan una serie de electrodos mdultiples para hacer
que la corriente se desplace lateralmente a través del lodo hasta la formacién. Las
ventajas que se obtienen son: capacidad para operar en lodos muy salados,
excelente definicion de la capa e independencia con respecto a las resistividades de
las capas vecinas.

Hay dos tipos basicos de lateroperfiles. Uno de ellos es el sistema de 3
electrodos denominados “Guard log” o LL3 y el otro es el sistema de 7 y hasta 9
electrodos, denominados LL7, LL8, LLD y LL9. El objetivo de estos perfiles es

obtener la resistividad de la formacion Rt. Ver figura 1.29.
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El procedimiento consiste en el envio de una corriente de medicion por un
electrodo central, y una corriente compensadora a otros dos electrodos largos que
estan interconectados. El resultado es que siendo la corriente que fluye constante, la
diferencia de potencial entre uno de los electrodos monitores y un electrodo remoto
es proporcional a la resistividad de la formacién.

Las mediciones de corriente en los sistemas lateroperfil se ven afectadas por:

o El didmetro del pozo.
o Elespesor de la capa.
o Eldidmetro de la invasion.

o Laresistividad de la zona invadida.
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Figura 1.29. Respuesta del Lateroperfil 7 frente a una capa no invadida resistiva y delgada, con lodo
muy salado. Tomado de “Interpretacion de Perfiles”, Schlumberger, 1972.

1.1.5.2. Perfil Sénico:

El Perfil Sénico es un dispositivo valioso para la evaluaciéon de formaciones, por
cuanto el tiempo de propagacion del sonido en las rocas esta relacionado con la
porosidad de éstas.

El dispositivo sénico consiste en un transmisor que emite una pulsacién sénica y
un receptor que capta y registra la pulsacion. El perfil sénico es simplemente un
registro de la profundidad vs el tiempo requerido por una onda de sonido para
recorrer un pie de la formacion. Se le conoce también como tiempo de transito y es el
reciproco de la velocidad de la onda sénica. El tiempo de transito en una formacion
dada depende de su litologia y porosidad. Si la litologia es conocida, el perfil s6nico

sirve como registro de porosidad.
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La relacién utilizada para determinar la porosidad a través de este perfil, es la
férmula de Wyllie sobre el promedio de los tiempos. Esta se fundamenta en que el
tiempo de transito de una onda compresional a través de un bloque de roca porosa,
es el mismo que se daria si todo el material de la matriz de la roca se hubiese
comprimido en una pieza sélida en un extremo del bloque y todo el fluido poral se
hubiese refugiado en el resto del espacio. El tiempo total del viaje de la onda
compresional a través de ambas porciones “t”, es igual a la suma del tiempo de
transito a través del fluido (¢.t) mas el que viaja a través de la matriz (tma.(1-¢)), como

la expresidn siguiente:

t:¢*tf +(1_¢)*tma (1'34)

Resolviendo para la porosidad:

5= (t=1,,) (1-35)
tf _tma

En la actualidad se utilizan los siguientes dispositivos sénicos: el BHC o Perfil
Soénico Compensado, el LSS o Perfil S6nico de Espaciamiento Largo, el Perfil Sénico
Digital y el Sénico Dipolar. Este altimo es el Unico disefiado de manera especial para
que proporcione registros completos de la forma de onda como caracteristica
estandar. Ver figura 1.30.
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Figura 1.30. Comparacion entre los perfiles Sénicos Estandar y de Espaciamiento Largo en una lutita
alterada y con derrumbes. Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.
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1.1.5.3. Perfiles Radiactivos:

Son aquellos perfiles de pozos que emiten radiaciones naturales de algunos
elementos radiactivos, como el Uranio, El Potasio y el Torio, los cuales estan
presentes en las formaciones. Los mas usados y comunes son el Perfil de Rayos

Gamma, Densidad Compensada y Neutrénico Compensado.

e Perfil de Rayos Gamma:
Este perfil mide de manera continua la radioactividad natural de las formaciones. Es
utilizado para correlacionar las formaciones y determinar topes y bases.
Basicamente, este registro diferencia las lutitas de otros tipos de formaciones. En
este sentido, el dispositivo ha sido disefiado para que la curva tenga las deflecciones
hacia la derecha con el incremento de la radioactividad. Por este motivo la curva de
Rayos Gamma se asemeja a la curva SP, cuya defleccidén hacia la derecha sefala la
presencia de lutitas.

La figura 1.31 ilustra los principios en que se basan las interpretaciones de
registros de Rayos Gamma. La seccion B, donde la radioactividad es alta, esta
formada basicamente por lutitas. Las secciones A y C, que tienen menores niveles de

radioactividad, son mayormente arenas, areniscas y calizas.
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Figura 1.31. Curva tipica de Rayos Gamma.
Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.
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Los perfiles de Rayos Gamma pueden correrse en hoyos abiertos o entubados,
ya sean vacios o llenos de fluido de cualquier tipo. Se calibran en unidades API:
generalmente, las arenas limpias y los carbonatos tienen niveles de radioactividad
que varian entre 15 y 20 unidades API, mientras que las lutitas fluctian entre 120 y
240 unidades API.

La forma y la amplitud de la curva de Rayos Gamma se ven afectadas por:

o El didmetro del pozo.
o La excentricidad de la sonda.

e Perfil de Dispersion de Rayos Gamma (Perfil de Densidad):

Los Perfiles de Densidad se utilizan principalmente como Perfiles de Porosidad.
Otros usos incluyen, identificacion de minerales en depésitos de evaporitas,
deteccion de gas, determinacion de la densidad de los hidrocarburos, evaluacion de
las arenas arcillosas y litologias complejas, determinacion del rendimiento de las
lutitas petroliferas, calculo de la presiéon de sobrecarga y propiedades mecéanicas de
las rocas.

Para obtener estos perfiles se aplica contra la pared del pozo una fuente
radioactiva colocada en una almohadilla o patin blindado. Esta fuente emite hacia la
formacién, rayos gamma de mediana energia que chocan contra los electrones de la
formacién. En cada choque, el rayo gamma cede energia al electrén, continuando su
viaje con menor energia que antes. Los rayos gamma dispersos llegan a un detector
colocado a una distancia fija de la fuente y son evaluados y contados como una
indicacién de la densidad de la formacién, ya que el numero de choques que
producen la dispersién de los rayos gamma, esta directamente relacionado con el
numero de electrones de la formacién.

Las figuras 1.32 y 1.33 ilustran la relacién entre la densidad de la formacién y
las cuentas por segundo; y la determinacion de la porosidad a partir del perfil de
densidad de la formacion.

La interpretacién de estos perfiles puede verse afectada por la presencia de
hidrocarburos y por la presencia de lutitas o arcillas en la formacion. Adicionalmente
por el efecto del revoque. Por lo tanto los valores obtenidos deben ser corregidos por
dichos efectos.
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Figura 1.32. Relacion entre la Densidad de la Formacion y las cuentas por segundo. Tomado de
“Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

e Perfiles de Densidad Compensada:

El FDC incorpora un segundo detector colocado mas cerca de la fuente y la
derivacion automatica de una densidad de formacidén corregida a partir de las dos
cantidades de conteo. El resultado neto es que la cantidad de pulsaciones depende
solo de la densidad de electrones. Por lo general, en la medida que la densidad de la

formaciéon aumenta de 2.0 a 2.7 gr/cc, el conteo de los rayos gamma que chocan

con el detector, disminuye exponencialmente por un factor de 10 a 15. Esto
proporciona una medicion sensitiva de la densidad. La funcién del detector de
espaciamiento corto, es compensar los efectos del revoque residual y de las
rugosidades del pozo que estan cubiertas de lodo.
Este perfil capta la zona lavada, la cual contiene filtrado de lodo v,
posiblemente, hidrocarburo residual en los poros. El perfil no distingue el petroleo
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Figura 1.33. Determinacion de la Porosidad a partir del Perfil de Densidad de la Formacion. Tomado
de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

residual en la zona lavada. Por otra parte, puede captar con relativa facilidad el gas
residual, en especial si la porosidad es alta y si la presidén del gas es baja.

La resolucién vertical de este dispositivo, a baja velocidad, puede alcanzar 1.5
pies. A velocidad normal de registro, la resolucion puede alcanzar 3 pies. La
densidad de la formacion presentada en el registro es el promedio de las mediciones
hechas en estos intervalos, segun la velocidad del registro.

La porosidad a partir del Perfil de Densidad puede calcularse para una
formacién limpia, cuya matriz tenga una densidad conocida “pma” y una porosidad “¢”

saturada de un fluido de densidad promedia “pt’, a través de la formula siguiente:
p,=0%p, +(1-0)%p,, (1-36)
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Resolviendo para la porosidad:
(,0 — P, )

¢ = me (1-37)
CE ma _Iof]

Donde p, es la densidad de la formacion medida, p,, es la densidad de la
matrizy p, es la densidad del fluido que satura los poros en la zona relativamente

superficial investigada por el dispositivo, mayormente filtrado del lodo.

e Perfil Neutrénico Compensado:
El fundamento de medicién de este perfil consiste en la emisibn de neutrones
(particula elemental del atomo que es eléctricamente neutra y de masa igual a la del
atomo del hidrégeno) por una fuente radiactiva especial a velocidades relativamente
altas. Al desplazarse de la fuente emisora hacia la formacién, chocan con otros
nuacleos atémicos y en cada colisiébn se produce una pérdida de energia o una
disminuciéon de la velocidad hasta llegar a la velocidad termal, donde es absorbido
por el nucleo de atomos tales como cloro, silice, hidrégeno, etc. Esta absorcién da
origen a la emisiéon de un rayo gamma de alta energia, el cual se llama rayo gamma
de "captura".

El dispositivo para la toma de este registro consta de una fuente de neutrones
rapidos cerca del limite inferior del dispositivo y dos detectores neutrénicos termales

arriba de la fuente, con un espaciamiento de 1 — 2 pies. El cuociente entre el numero

, . N . .
de pulsaciones de los detectores cercano y lejano N” se mide y relaciona con la
;

porosidad de la formacion. Esta lectura reduce de manera significativa los efectos del
pozo y aumenta la profundidad de investigacién del dispositivo en comparacién con
una medicién efectuada con un sélo detector. Ademas, aunque no se elimina del
todo, se reducen los efectos de la absorcidén neutrénica.

La relacion entre el cuociente y la porosidad para el dispositivo Neutrénico
Compensado se muestra en la figura 1.34. El cuociente aumenta con la porosidad
debido a que la densidad neutrénica termal cae mas rapidamente con la distancia de
la fuente en la medida en que crece la porosidad, a pesar que disminuyen ambos

nameros de pulsaciones.
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Existe una franca dependencia de la litologia, debido a que la matriz contribuye
parcialmente al decrecimiento de la velocidad y a la captura de los neutrones. Por lo
tanto debe conocerse la litologia para derivar con exactitud la porosidad a partir del
mencionado cuociente.

Las profundidades de investigacion para los dispositivos neutronicos,
disminuyen levemente con altas porosidades y aumentan un tanto con las
porosidades bajas. Lo contrario ocurre con los dispositivos de densidad.

La resolucion vertical del dispositivo Neutronico Compensado, a baja velocidad

de registro, es de 15 pulgadas. Sin embargo, a 1800 pies/hr y con el tiempo usual

de promediacion, dicha resolucion es de 3 pies. Las fluctuaciones estadisticas
promedian una unidad de porosidad en porosidades muy bajas y 3 unidades en

porosidades altas, al revés de lo que ocurre con el dispositivo de densidad.
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Figura 1.34. Respuesta del dispositivo Neutronico Compensado en Formaciones de Areniscas, Caliza
y Dolomita. Tomado de “Interpretacién de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Las lecturas dadas por el dispositivo neutrénico deben corregirse por el efecto

del diametro del pozo, por la temperatura y por la presion. Las empresas de perfilaje
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suministran graficas que contemplan todas las correcciones.

En estos perfiles es dificil reconocer la presencia del gas, puesto que en el perfil
éste aparecera s6lo como baja porosidad: si existen otras zonas de baja porosidad, el
gas pasa desapercibido. También, es igualmente dificil derivar la porosidad correcta,
porque no conocemos de antemano cual es la saturacién del gas. Cuando se
combinan ambos perfiles (densidad y neutrénico), se logra una interpretacion mas
simplificada y de mayor calidad.

e Perfil Neutrénico Compensado de Doble Porosidad:

Para mejorar tanto la respuesta al gas como la interpretacion frente a la presencia de
elementos absorbentes, el dispositivo de doble porosidad incorpora, ademas de dos
detectores neutrénicos termales, dos detectores neutrdnicos epitermales. Esto
permite obtener una mejor determinacién de la porosidad y una mejor deteccién del
gas en las formaciones arcillosas, tal como se ilustra en la figura 1.35. En la zona
superior A, que es una arenisca arcillosa, el perfil neutrénico epitermal muestra
claramente un cruce con la porosidad de densidad, sefalando bastante menos
porosidad que el perfil de densidad (indicando presencia de gas), mientras que el
perfil neutrénico termal no presenta este rasgo.

1.1.6. Estudio petrofisico para la descripcion de yacimientos.

El objetivo principal de una descripcién de yacimiento es tratar de modelar su
geometria y predecir su capacidad de produccion de hidrocarburos. Para la
geometria se debe considerar la forma, el tamafo y la orientacion del yacimiento, de
alli la importancia de contar con un equipo multidisciplinario compuesto por
geofisicos, geblogos, geoquimicos, ingenieros de yacimientos y petrofisicos.

Antes de comenzar cualquier estudio petrofisico es indispensable recopilar e
inventariar todas las informaciones disponibles para poder planificar y seleccionar los
métodos de interpretacion a emplearse para conseguir los resultados deseados.
Tanto los resultados deseados como los métodos a emplearse dependen de las
informaciones disponibles, especialmente de la disponibilidad de los registros en
todos los pozos del campo en estudio. Por lo general, las informaciones que se
recopilan son las siguientes: Registros de Pozo, Interpretaciones Petrofisicas

preliminares, Analisis de Nucleos, Andlisis de Muestras de Pared, Descripcion de
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Figura 1.35. Comparacién de Porosidad con el dispositivo Neutronicos de Doble Porosidad en una
zona arcillosa gasifera. Tomado de “Interpretacion de Perfiles Viejos”, PDVSA, CIED 1996.

Muestras de Canal, Analisis de Agua de Formacion, Pruebas de Presidn e Historias
de Produccién.

De todas éstas, los Registros de Pozo son los mas importantes y decisivos para
la planificacion y ejecucién del estudio, ya que los resultados de éste dependen de la
cantidad, la calidad, el tipo y la distribucion de ellos en el campo. Todas estas

informaciones no siempre existen en los archivos de los pozos, porque no han sido
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tomados, sin embargo, se debe recopilar todas las que sean posibles, analizarlas y
validar su utilidad para el estudio propuesto.

1.1.6.1. Correcciones ambientales:

Todos los registros de pozo, de alguna manera y en cierto grado, sufren de los
efectos ambientales tales como temperatura, salinidad del filtrado, invasién, diametro
del pozo, densidad del lodo, espesor de la capa etc., por ello antes de emplear los
registros para un estudio de campo y para obtener resultados confiables y
consistentes, éstos deben ser corregidos por dichos efectos. Es importante senalar
que se debe usar las ecuaciones o graficos de correccién que corresponden a la
compafnia que tomo los registros del pozo.

1.1.6.2. Calibracion nucleos - perfil:

La idea es calibrar los valores de las constantes relacionadas con el factor de
formacién y con la saturacién de agua, éstos son, el factor de cementaciéon “m”, la
constante “a” y el exponente de saturacion “n”. También, mediante la calibracién
nucleos —perfil, se pueden ajustar los parametros de la matriz que intervienen en los
registros usados para la determinacion de la porosidad, tales como la densidad de la
matriz, “pma” y €l tiempo de transito de la matriz “Atn,”.

Otra aplicacion de la calibracién nacleos - perfil es establecer relaciones entre la
permeabilidad de los ndcleos y algunas respuestas de los registros, tipificar las
formaciones, o sea validar la mineralogia o la litologia de las rocas de yacimiento y
las que no constituyen yacimientos como las arcillas, y en general, mejorar las

interpretaciones petrofisicas.

1.1.6.3. Parametros Basicos:

Son aquellos parametros petrofisicos basicos, necesarios para una adecuada y
correcta interpretacion del modelo petrofisico. Los parametros petrofisicos basicos en
la interpretacion son: la resistividad del agua de formacién (Ry), las constantes “m”,

n”y “a”, la resistividad de la formacién (R;), el volumen de arcilla (Vqn), la porosidad

(0), la saturacion de agua (Sw) Y los valores de corte (Cutoff) de Vg, 0 y Sw.
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1.1.6.4. Pasos a sequir en el estudio petrofisico:

e Correcciones ambientales del Registro GR:

Estos se corrigen por efectos de las condiciones del hoyo y por el peso del lodo. El
discriminador utilizado es:

Si CALI = NULL = GRC =GR

Sin0 GRC = GRXSWS _GR _3inCentered _ E(CALI, Mudwt) (1-38)

donde:

GR: Registro Gamma Ray

GRC: Registro Gamma Ray corregido

CALLI: Registro Caliper

NULL: Nulo

GR_3inCentered: Carta de la Schlumberger para corregir el GR por efectos del lodo y
las condiciones del hoyo.

e Correcciones ambientales del Registro de Densidad:

Estos se corrigen por efectos de las condiciones del hoyo y por el peso del lodo. La
ecuacion es:

RHOBC = RHOB + SWS _FDC _ Porl5a _Mud _ E(CALI,RHOB) (1-39)

donde:

RHOB: Registro de Densidad

RHOBC: Registro de Densidad corregido

FDC_Por15a_Mud: Carta de la Schlumberger para corregir el RHOB por efectos del
lodo y las condiciones del hoyo.

e Correcciones ambientales del Registro de Porosidad del Neutron:
Estos se corrigen por efectos de las condiciones del hoyo, por el peso del lodo y por

la salinidad de la formacién. Las ecuaciones son:

PHINC = PHIN + SWS _CNL _ BoreHole _ E(PHIN,CALI) (1-40)
PHINC = PHIN + SWS _CNL _ MudWeight _ Natural _ E(PHIN, Mudwt) (1-41)
PHINC = PHIN + SWS _CNL _ LS _ FrmSal(PHIN ,30) (1-42)
donde:

PHIN: Registro Porosidad del Neutrén.
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PHINC: Registro Porosidad del Neutron corregido.

CNL_BoreHole: Carta de la Schlumberger para corregir el PHIN por condiciones del
hoyo.

CNL_Mudwt_Ntrl: Carta de la Schlumberger para corregir el PHIN por condiciones
del lodo.

CNL_LS: Carta de la Schlumberger para corregir el PHIN por el tipo de matriz.
CNL_FrmSal: Carta de la Schlumberger para corregir el PHIN por la salinidad de la

formacion.

e Calculo del Porcentaje de Arcilla:

Para determinar los valores de Porcentaje de Arcilla (Vsn) se utilizan los valores de
Gamma Ray corregido (GRC), limpio (GR) y sucio (GRsp). La ecuacion es:

V,, = min(l,max(0, (GRC - GR_,,)/(GR,, =GR, ))) (1-43)
e Calculo de Porosidad:

Para determinar los valores de Porosidad Densidad ( PHID = ¢,) , Porosidad Average

(PHIA=¢,_ ) y Porosidad Efectiva ( PHIE = ¢

ave ejec

) se utilizan los Registros de Densidad
corregido (RHOBC=p,) y Porosidad Neutron corregido (PHINC =¢, ),
adicionalmente los valores de densidad de la matriz (RhoM = p,,), densidad del fluido
(RhoF = p,) y porcentaje de Arcilla (Vsn). Las ecuaciones utilizadas son:
a) Para la Porosidad Densidad: PHID = (RhoM — RHOBC) /(RhoM — RhoF) (1-44)
b) Para la Porosidad Average: PHIA = (PHID + PHINC)/2 (1-45)
c) Para la Porosidad Efectiva: PHIE = PHIAX(1-V ) (1-46)

e Determinacion de la Resistividad del Agua de Formacion y los parametros a, my n:
Para obtener el valor de la Resistividad del Agua de Formacién (Ry) se construye un

gréfico del tipo “Pickett-Plot”, entre la Porosidad Average (PHIA=¢,_ ) en el eje “Y”y

ave

la Resistividad (RD) del dispositivo de investigacion profunda en el eje “X”. Obtenido

el grafico se selecciona el sector donde los puntos coincidan con la linea de
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Saturacion de Agua de 100%, para asegurarse que el Ry, sélo seria determinado en
las arenas de agua.

Este grafico también muestra las lineas de saturacion de agua de 0%, 25%,
50% y 75%. Para obtener el valor de la Ry, se deben ajustar los siguientes
parametros:

1) Tortuosidad “a” (para trasladar las lineas de saturacioén izquierda-derecha),
2) Factor de cementacién “m” (pendiente de las lineas) y
3) Exponente de Saturacién “n” (para acercarlas).
Una vez realizado lo anterior, se puede leer directamente sobre el grafico los

valores de Ry, a, my n.

e Calculo de la Saturacion de Agua:
Para calcular la Saturacion de Agua se utiliza la ecuacién de Archie la cual requiere
como datos de entrada los parametros antes mencionados, mas los valores de

Porosidad Average (PHIA=¢,,) Yy la Resistividad (RD) del dispositivo de

ave

investigacion profunda. La ecuacion es:
Sys =(axR, I(RDX PHIA™ )" (1-47)
Otro parametro que se debe calcular es la Saturacién de Agua Irreductible (Syi),
esto debido a que es un parametro necesario para el célculo de Permeabilidad segun
la relacién de Timur. Para ello se construye un grafico del tipo “crossplot”,
relacionando la resistividad (RD), con la Saturacién de Agua calculada (Sy). Una vez
obtenido este “crossplot” se traza una linea de corte en el eje “X” (Sw) justo donde la
curva, RD vs. Sy, de la arena estudiada, cambia totalmente de pendiente. Este valor
de S, es el valor de saturacion de agua irreductible (Sy).

e Calculo del Volumen Poroso ocupado por Agua (BVW):

Para realizar este calculo s6lo se necesitan como datos, la Porosidad Average y la
Saturacion de Agua calculada. La ecuacion es:

BVW = PHIAXS,, (1-48)
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e Calculo del Carbdn:

Para determinar las zonas con carbén se utilizan los Registros de Densidad y
Porosidad Neutrdn corregidos, ya que estas zonas se caracterizan por ser de alta
porosidad y baja densidad. El discriminador utilizado es el siguiente:

Si RHOBC £1.9 y PHINC >0.45= COAL=1 sino COAL=0

e Calculo de la Arena Neta Total:

Para realizar este calculo, en primer lugar se determinan los valores de corte del
Porcentaje de Arcilla (Vshoutorf) Y luego se calcula el “PAY” para la Arena Neta Total en
cada pozo del area de estudio:

PAY =V, <V, (1-49)

Una vez realizado lo anterior se realiza el céalculo de la Arena Neta Total en

cada pozo del area de estudio:

ANT = PAY x0.5 (1-50)
Seguidamente estos valores se corrigen por carbén:
Si COAL=1= AT =0 sino AT =ANT (1-51)

e Calculo de la Arena Neta Petrolifera:
Para realizar este calculo en primer lugar se determinan los valores de corte de la
Porosidad Average (PHIA = ¢

ave

) y la Saturacién de Agua calculada (Swa), y luego se

calcula el “PAY” para la Arena Neta Petrolifera en cada pozo del area de estudio:
Si PAY =1= PAY2=PHIA 2 PhiCutoff 'y Sy, <Sycuy Sino PAY2=0 (1-52)

Una vez realizado lo anterior se realiza el célculo de la Arena Neta Petrolifera
en cada pozo del area de estudio:
ANP = PAY2x0.5 (1-53)
Seguidamente estos valores se corrigen por carbén:
COAL=1= ANTP=0 sino ANTP = ANP (1-54)
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e Calculo de la Permeabilidad:

Este se realiza con la ayuda de la relacién de Timur, la cual tiene como datos de

entrada la Porosidad Efectiva ( PHIE = ¢,,) y la Saturacion de Agua Irreductible (Swi).

La ecuacion es:

KM = (93X PHIE**/S,,)’ (1-55)
Seguidamente estos valores se corrigen por carbén:

Si COAL=1=K=0 sino K=KM (1-56)
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1.2. GEOFISICA

1.2.1. Método Sismico.

Las ondas sismicas son propagadas a través del interior de la Tierra y el tiempo que
les toma en regresar después de ser reflejadas o refractadas es medido. Este tiempo
puede ser convertido en profundidad (d =vxt) conociendo o estimando las
diferentes velocidades de los diferentes medios rocosos por los cuales la sefial inicial
pas6. Conociendo esto, las superficies del subsuelo pueden ser ubicadas y
mapeadas. En otras palabras, los métodos sismicos se basan en el fenédmeno de
propagacion de las ondas a través de la Tierra, lo cual es posible gracias a las

propiedades elasticas de las rocas.

1.2.1.1. Ondas sismicas:

Las leyes de la elasticidad son la base fisica fundamental de los métodos sismicos.
Esta teoria establece que la amplitud de la onda reflejada es proporcional al contraste
de impedancia acustica entre dos cuerpos o0 medios, la cual es definida como el
producto de la densidad y la velocidad ( pxV ).

prl — pzvz (1 _57)
PV +p,V,

Coeficiente de Reflexion=

donde: p; = densidad del medio 1, en gr/cc.

p> = densidad del medio 2, en gr/cc.

Vi =velocidad en el medio 1, en km/seqg.
V. =velocidad en el medio 2, en km/seqg.

Si al aplicar un esfuerzo a un medio elastico, éste es aliviado repentinamente, el
estado de deformacion se propagara a través del medio con una onda elastica. Las
caracteristicas de esa propagacion dependeran de la densidad de la roca y de la
velocidad de propagacion asociada a ésta. Esta onda sismica generada se propaga
en todas direcciones y va a ser reflejada en cada una de las interfaces, siendo la
magnitud de la reflexion proporcional al coeficiente de reflexion. Las ondas sismicas
se pueden clasificar de la siguiente manera:
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e Ondas superficiales:

a) Ondas tipo Rayleigh:
Son las ondas que generan un movimiento eliptico de las particulas, similar al
paso del agua cuando pasa una ola. Estas se desarrollan en una superficie libre
o en la superficie de separacidén de dos medios diferentes.

b) Ondas tipo LOVE:
Son perpendiculares a la direccibn de movimiento y paralelas a la superficie.
Estas son generadas cuando la velocidad de la capa inferior es mayor que la

velocidad de propagacién de la capa superior.

¢ Ondas internas o de cuerpo:

a) Ondas compresionales:
Es aquella donde la direccion de desplazamiento es paralela a la direccién de
propagacion. Estas, conocidas como ondas P 6 primarias, implican cambios

volumétricos al generar compresion y dilatacién en la direccién de su movimiento.

b) Ondas de corte:
Comunmente conocidas como ondas de cizallamiento u ondas S, son aquellas
gue se desarrollan en direccion perpendicular a la direccidén de desplazamiento.
La figura 1.37 es una ilustracién de estas ondas.

¢ Velocidad de propagacion de las ondas:

La velocidad de propagacion de las ondas esta relacionada con la densidad, rigidez y
la compresibilidad del medio donde se desplaza. Por otra parte, las velocidades a las
cuales se desplazan las diferentes ondas, tales como S y P, aportan informacion de
las propiedades reoldgicas del medio donde ellas se desplazan. En consecuencia, las
velocidades son utiles para la caracterizacion de las rocas. La tabla 1.1 muestra las

velocidades de propagacion de las ondas sismicas en algunos medios.
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MEDIO VELOCIDAD Km/s)
ARENA SECA 2-1
ARENA SATURADA CON AGUA 1.5-2.0
ARENISCA 2.0-6.0
CALIZA 2.0-6.0
DOLOMITAS 2.5-6.5
SAL 4.5-5.0
AGUA 1.4-1.5
PETROLEO 1.3-1.4
AIRE 3
Tabla 1.1

La densidad de las rocas tiende a aumentar con la profundidad haciendo que
las ondas sismicas viajen con mayor velocidad. En otras palabras, la velocidad
aumenta con la profundidad. La figura 1.36 ilustra una relacion promedio entre la
velocidad y la profundidad.

La velocidad es ademas influenciada por las caracteristicas litologicas de la
roca. Por ejemplo, una seccion de lutita sobrepresurizada estd asociada con bajas
velocidades. Una disminuciéon de la velocidad estd asociada a zonas de alta
porosidad y alto contenido de arcilla. Un aumento de la velocidad correspondera con

dolomitas y arenisca limosas (areniscas limosas>areniscas arcillosas).

VELOCIDAD Kmis
0 l p. 3

N

™ 2

N
AN

PROFUNDIDAD, Km

Figura1.36. Relacion entre velocidad y profundidad de ondas sismicas.
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La pérdida de energia de las ondas sismicas a su paso por el subsuelo es
debido a las imperfecciones elasticas de este medio. La energia es gradualmente
absorbida por los estratos debido a pérdidas por friccién interna de las rocas.

e Comportamiento de las ondas en el subsuelo:

El subsuelo estd compuesto de diferentes litologias; por ejemplo: caliza, areniscas y
lutitas en cuencas sedimentarias. Como es de esperarse, cada una de estas
litologias tiene diferentes propiedades fisicas tales como su densidad y velocidad de

propagacion de las ondas.

Ley de Snell: La ley de Snell establece que cuando una onda incidente choca un
limite entre dos medios diferentes, el angulo de reflexion de la onda de corte S1
reflejada es menor que el angulo de incidencia y de la onda compresional reflejada
P1. De la figura 1.37 y haciendo uso de relaciones trigopnométricas, se tiene:

Sena,_ Vi,

= (1-58)
Sena, Vg

donde: «, = angulo de la onda reflejada P1.
a, =angulo de la onda de corte reflejada SH.

Vpy = velocidad de la onda compresional P1, en km/seg.
Vs = velocidad de la onda de corte S1, en km/seg.
Las ondas generadas en el subsuelo son denominadas ondas incidentes. Las
ondas generadas en el limite de dos medios y que retornan a la superficie, se
denominan reflejadas, mientras que las que son transmitidas y contindan hacia el

subsuelo son las refractadas (figura 1.37).
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Receptor
Fuente S - -

Onda compresional
reflejada (P1)

Onda incidente

Interfase

Onda compresional
refractada (P2)

S2

Figura 1.37. Representacion de ondas sismicas.

Como se mencioné anteriormente, el coeficiente de reflexién es una medida de
la amplitud de la onda reflejada. A menor contraste de impedancia mayor es la
energia transmitida a través de la interfase. Adicionalmente, los valores del
coeficiente de reflexion entre diferentes tipos de roca generalmente no exceden de +-
0.5 y tipicamente no son menores que +-0.2, es decir sélo una pequerfia porcién de
esa energia es reflejada.

El comportamiento de las reflexiones permitira el entendimiento de la
caracteristicas geologicas del subsuelo (estructurales, estratigraficas, etc.).
Adicionalmente, permite aumentar la ubicacion y comportamiento de los fluidos,
propiedades fisicas de las rocas y yacimientos que conducen a la exploracion y
explotacién de yacimientos.

Refracciones: Son las ondas que continlan su camino hacia el subsuelo como
producto del cambio de direccién que sufre una onda cuando atraviesa el limite entre
dos medios diferentes.

Las refracciones tienen una energia menor que la onda incidente. El angulo y
porcentaje de pérdida de energia de la onda refractada en relacién con la onda
incidente, estadn definidos por la ecuacion de Snell y el coeficiente de reflexion,
respectivamente. En consecuencia, cuanto mayor es la diferencia entre las dos
densidades y velocidades de los medios, mayor sera el angulo de refraccién vy
pérdida de energia.
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Difracciones: Son aquellas ondas ‘“irregulares” producto de la presencia de
discontinuidades, obstaculos y/o irregularidades en los limites entre dos medios
diferentes. Ver figura 1.38.

Superfici

Medio A Discordancia

Medio B

Figura 1.38. Difracciones de ondas sismicas.

Multiples: Los mudltiples son aquellas reflexiones repetidas producto de un doble
rebote entre los limites de dos medios que presentan cambios abruptos de
velocidades y/o densidades. Ejemplo: agua/aire. Ver figura 1.39.

Los efectos laterales se deben a que la onda incidente se propaga en el
subsuelo en forma de esfera. Si un limite entre dos medios se encuentra a una
distancia menor que cualquier propagacion vertical de la onda, éste sera detectado y
grabado como si estuviera justo debajo de una linea sismica.

Aire (340 m/seq)

Agua (1500 m/seg)

Fondo Marino (1200 m/seq)

Figura 1.39. Reflexiones “multiples” de ondas sismicas.

e Factores que afectan las amplitudes:
Las amplitudes de las ondas sismicas son susceptibles a muchos factores como los
ilustrados en la figura 1.40. Estos factores deben ser removidos a fin de obtener una

interpretacion adecuada y méas cercana a la realidad.
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Curvatura del Reflector

Variacién del Coeficiente
con el angulo de incidencia.

Figura 1.40. Factores que afectan las amplitudes.

1.2.1.2. Método de refraccion:
El método de refraccidn utiliza la energia que retorna a la superficie después de viajar
a través del suelo a lo largo de los patrones de rayos refractados. Este método es
comunmente usado para ubicar superficies que refractan separando superficies de
diferentes velocidades.

Tiene gran utilidad a nivel local, en el estudio de fundaciones para
construcciones, al ser capaz de localizar las interfaces entre diferentes tipos de
sedimentos no bien consolidados y roca infrayacente. Ademas, permite estimar

localmente, las constantes elasticas de las rocas.

1.2.1.3. Método de reflexion:

En los levantamientos sismicos de reflexién, son medidos los tiempos de viaje (ida y
vuelta) de un pulso generado desde la superficie hasta la interfase entre dos medios
de impedancias acusticas diferentes. El resultado, después de que los datos son
procesados, es una linea sismica (en el caso 2D) o un volumen sismico (sismica 3D).
Cada punto receptor de lectura representara una traza sismica. Cada receptor recibe
una serie de impulsos reflejados, escalados en amplitud dependiendo de la distancia
recorrida y espaciados en tiempo. Es decir, los pulsos arriban a tiempos diferentes,
dependiendo de la profundidad de la interfase entre los medios y la velocidad de
propagacion a través de éstos. La figura 1.41 representa un modelo esquematico
de convolucién tradicional donde es necesario saber cémo es el pulso de entrada.
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Figura 1.41. Representacion de convolucién.

Tiempo

1.2.2. Fases del método de prospeccion por sismica de reflexion.

1.2.2.1. Adquisicion de la data sismica:

e Equipos:

Los equipos utilizados durante la etapa de adquisicion de data sismica son los
siguientes:

1. Fuentes de energia.

2. Receptores.

3. Equipos de grabacion.

Fuentes de energia:

La figura 1.42 muestra las distintas fuentes de energia utilizadas en la adquisicion de

data sismica. Su seleccion dependera del sitio donde el proceso de adquisicidn sera

realizado. A continuacién una breve descripcién de cada uno de ellos:

o Vibradores: son dispositivos mecanicos montados en camiones que generan
ondas sismicas en una banda de frecuencia controlable.

o Dinamita: consiste en explosiones que generan energia.
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Vibradores

:—l Dinamita

|
@%ﬁ» ALD

Carnon de Aire Canon de Agua

Figura 1.42. Fuentes de energia sismica.

o Canones de aire: consiste de una fuente neumatica con una camara de aire
comprimida, ésta se libera bruscamente generando una burbuja a alta presion.
Son usados generalmente en medios acuaticos.

o Canones de agua: expulsién de agua a alta presion.

Receptores:

o Gedfonos: Es un instrumento que permite medir las vibraciones del movimiento
del terreno mediante la generacion de wuna corriente electromagnética.
Internamente esta formado por un iman que se mueve dentro de una bobina, de
tal modo, que un pequefio movimiento del iman genera una corriente eléctrica.
Ver figura 1.43.

o Hidréfono: Funciona igual que el ge6fono pero registra los cambios de presion de
agua.
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Equipos de grabacion:

o

Cables y/o transmisores - receptores: la comunicacién entre los receptores es
hecha por medio de cables o transmisores.

Médulo de Grabacion: esta representado por la computadora principal que permite
ordenar, filtrar y amplificar los datos recién adquiridos en el campo.

Oscilografo: representa la sefal recibida en papel.

Almacenadores: son las cintas, “disketes”, etc., que se envian al centro de
procesamiento.

Canales: La transmisién de la senal sismica desde los receptores hasta los

equipos de grabacién se produce a través de canales.

e Punto de reflexion:

Es aquel punto ubicado en el subsuelo, en el limite entre dos medios de diferentes

densidades y/o velocidades, de donde proviene la onda reflejada.

Para estratos o capas horizontales, este punto, es el punto medio entre la fuente

y el receptor. Cuando la superficie es inclinada, el punto de reflexion se mueve

ligeramente buzamiento arriba, a medida que la distancia entre la fuente y el receptor

aumenta. Sin embargo, generalmente se asume un unico punto de reflexién. Ver
figura 1.44.
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Figura 1.44. Puntos de reflexién.

e Configuracion geométrica:

La configuracién geométrica de la grabacion o mallado de los equipos de grabacion y
recepcion es funcion de los rasgos estructurales y estratigraficos que se desean

Reflejada

investigar, caracteristicas fisiograficas del terreno y la profundidad del objetivo.

En sismica 2D los términos usados se ilustran en la figura 1.45 y se describen a

continuacion:

1. Intervalo de disparo: distancia que separa a dos puntos consecutivos de fuente de

energia.

2. Intervalo de grupo: distancia entre dos grupos o arreglos de receptores

consecutivos.

3. “Offset” minimo: distancia que separa al primer grupo de receptores y fuentes de

energia.

4. “Offset” maximo: distancia que separa a la fuente del Ultimo grupo de receptores.

«<

OF FSET MAXIMO

R1
v

R2
v

>

DI D2
. S

<

OFFSET MINIMO

INTERVALO DE
GRUPO

>

4+“—>
INTERVALO DE
DISPARO

Figura 1.45. Configuracién geométrica.
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e Tendidos sismicos (ver figura 1.46):

Es la distribucién de los receptores respecto a la fuente de energia. Las mas
comunes son:

1. Tendido lateral: cuando los receptores estan tendidos a un sélo lado de la fuente.
2. Tendido bilateral: cuando los receptores estan a ambos lados de la fuente.

FUENTE RECEPTORES

TENDIDO LATERAL

RECEPTORES  FUENTE RECEPTORES

TENDIDO BILATERAL

Figura 1.46. Tendidos Sismicos.

e Cobertura en el subsuelo (ver figura 1.47):
Es la manera como se distribuyen los puntos de reflexién en el subsuelo en un mismo
horizonte o limite de dos medios:

Cobertura simple: es cuando ningun punto de reflexion de un mismo horizonte se

repite. Esto ocurre a un desplazamiento de grupo de receptores e intervalo de
disparo constante.

Cobertura_multiple: es cuando un horizonte queda cubierto por varios puntos de

reflexién comunes. Esto conduce a definir un Punto Comun de Profundidad o PCP.
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Figura 1.47. Cobertura en el subsuelo.

1.2.2.2. Procesamiento de datos sismicos:

La informacion de las ondas reflejadas que han sido grabadas, debe ser procesada

para eliminarle senales de ruido, recuperar la energia absorbida por los estratos en el

subsuelo, ajustar las diferencias topograficas, etc.

® Preprocesamiento:

Los pasos a seguir en esta parte del procesamiento de la data sismica, son:

o Reordenamiento: ordenamiento de los datos para poder construir cada una de las
trazas.

o Edicion: es un proceso manual donde el analista elimina aquellas trazas del
registro de campo que presentan dudas o no tienen ninguna sefal.

o Recuperacion de la amplitud: la Tierra se comporta como un filtro y absorbe gran
cantidad de energia de la onda generada originalmente. En consecuencia, las
sefales que vienen de grandes profundidades son mas débiles. El proceso
consiste entonces en uniformar las amplitudes con respecto a la traza mas

cercana a la superficie.
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o Blanqueo: remocion de sefiales no deseadas tales como ruido y refracciones
superficiales.

o Correccion estatica: la topografia, el espesor de la capa de suelo y las bajas
velocidades, ocasionan una ubicacion errada de la senal sismica. La correccidon

estatica corrige estos efectos y lleva todo a un nivel o datum.

e Deconvolucion:

La Deconvolucién es un proceso de filtraje utilizado para suprimir las reflexiones
multiples de corto periodo y/o mejorar la resolucién temporal, comprimiendo la
ondicula basica (fuente) modificada por diversos efectos de la tierra y del sistema de

grabacion.

e Ordenamiento de trazas:

Identificacion de las reflexiones que correspondan al mismo PCP en profundidad.

e Correccion NMO:
Las sefales que provengan de un mismo PCP tendran una distribucion hiperbdlica
qgue se conoce como “NORMAL MOVEOUT” (NMO).

Mediante la horizontalizacion de las sefiales de un mismo PCP, se corrige el
efecto de NMO a través de una funcién de velocidad.

e Apilamiento:

Una vez efectuada la correccion NMO, se procede al apilamiento de las trazas de un
mismo PCP. Este consiste en la suma de todas las trazas para generar una sola,
disminuyendo asi, los efectos del ruido y aumentando la relacion sefal/ruido.

e Analisis espectral y filtros:

Para eliminar en todo lo posible el ruido de la seial, se procede a discriminar la sefal
en sus componentes de frecuencia y amplitud aplicando transformadas de Fourier.
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e Migracion:
Correccidén de las difracciones que se producen por estructuras geoldgicas en el

subsuelo.

1.2.2.3. Calibracion de la data sismica:
La calibracion de la data sismica tiene como objetivo fundamental establecer el
significado geolégico de los reflectores sismicos. Esta basada en el uso de
informacion sismica de pozos y registros de pozos

La sismica de pozos usada, consiste de perfiles sismicos verticales (psv) y
registros de verificacion sismica (“check shot”).

La sismica de pozos se obtiene mediante el uso de una fuente sismica, una
herramienta de pozos con geo6fonos, sistemas de grabacién y un sistema de control
de calidad.

e Sismica de Pozos:

Tecnologia sismica en la que la fuente de energia, el receptor, o ambos, se
introducen en el pozo para grabar ondas que se propagan entre la superficie y el
pozo 0 entre pozos. A pesar de que el volumen de roca investigado es menor que
con sismica 2D o 3D convencional, la resolucion es usualmente mayor, razoén por la
cual la sismica de pozo se ha usado principalmente como herramienta de calibracién
de datos convencionales. En el caso de la sismica pozo — pozo, la resolucién puede
ser hasta 100 veces superior al de la sismica convencional.

La calibracion o correlacion de las trazas representadas en una linea sismica se

realiza mediante informacién de pozo. No obstante, la informacién que es
suministrada por los pozos es en unidades de distancia y no en tiempo. Parte de la
funcion de la sismica de pozos es hacer posible la creacion de una tabla de
conversion de profundidad a tiempo.
“Check Shot” o tiros de verificacion: Es un perfil de pozo que mide el tiempo de
transito de la onda desde la superficie a cada uno de los horizontes o interfases que
se desean calibrar. Ver figura 1.48.

El “check shot” mide la velocidad sismica como una funcién de la profundidad.

Es importante recordar que la velocidad sismica es calculada en cada posicién, a
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partir de los tiempos de viajes requeridos de las primeras llegadas de la onda sismica
al alcanzar los detectores o geéfonos.

Los tiros de verificacion son usados para ajustar los registros sénicos, es decir
permite corregirlos ajustando por deriva la diferencia entre los tiempos de viajes de la
sismica y los del sénico. Los equipos sismicos miden el tiempo de viaje de las ondas
P y S propagadas a través del subsuelo, las ondas P se propagan en direccion
paralela a la direccibn de propagacion de la onda, la direccién vibratoria es
perpendicular a la direccion de propagacion de las ondas.

Los tiempos de viajes tanto de la sismica como en el sdnico, no son siempre
iguales y su diferencia es conocida como deriva en tiempo. Para profundidades
someras la deriva puede ser negativa debido a problemas de hoyo y a profundidades
mayores las derivas son positivas, debido a la dispersién de velocidad de la onda

sismica.
e Fuente

W

Profundidad

—

a

v Receptor

Figura 1.48. Repre@entacién de toma de tiros de verificacion.

Perfiles sismicos verticales (PSV): Es otra herramienta para medir el tiempo de
transito de las ondas utilizando pozos. Adicionalmente, es capaz de grabar la
ondicula generada, tal como si estuviese grabando una traza sismica vertical con una

sola pareja de puntos de disparo — receptor. Ver figura 1.49.
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Figura 1.49. Representacion de toma de un PSV.

No sélo son grabadas las ondas directas de la fuente al receptor en el hueco,
también es posible grabar las ondas producidas por reflexiones de capas mas
profundas. Esto permite la estimacion de la profundidad de capas o yacimientos aun

no perforados. También es util en la identificacién de mdaltiples.

Geofisica entre pozos (“Cross-Borehole Geophysics”): Lo especial de este método es
que la fuente estd en un pozo y los receptores en otro. En la figura 1.50 se muestra

esquematicamente el significado de éste método.
i

FUENTE

RECEPTORES

Figura 1.50. Sismica pozo — pozo.
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e Sismograma sintético:
Un sismograma sintético es una ondicula o traza sismica, calculada a partir de la
impedancia acustica para cada nivel o estrato. Teniendo esto, se calculan los
coeficientes de reflexion a partir de los cambios de impedancia acustica entre los
diferentes niveles. Una onda sismica que viaja a través de la Tierra, es reflejada en
cada una de las interfases y la magnitud de la onda reflejada sera proporcional a la
magnitud del coeficiente de reflexion. La traza sismica que formara parte del
sismograma sintético, sera la suma de todas estas reflexiones.
Posibles causas de desfase entre la sismica y los sismogramas sintéticos:
o Entierra la presencia de datos con correcciones estaticas imperfectas.
o Desplazamiento de la sismica.
o La fase de la sefal sismica deconvolucionada no corresponde a la ondicula
tedrica usada en el calculo del sintético.
o Correcciones dinamicas o imperfectas.
o Alargamientos de trayectos oblicuos debido a mdultiples.
o Generalmente se observa una diferencia entre los tiempos sismicos y los tiempos
del sbnico.
o Problemas de velocidades por lo cual algunas veces es necesario hacer

acortamientos o alargamientos en el sintético.

1.2.2.4. Interpretacion de la data Sismica:
Desde el punto de vista del profesional de ciencias de la tierra, la geofisica
proporciona un volumen de datos que es necesario ordenar y darle algun significado
geoldbgico. Esta es la mision del intérprete.

Los datos generados deben ser integrados con otras disciplinas, de tal modo,
que sea posible la creacibn de los modelos estructurales, estratigraficos vy
sedimentoldgicos de un area. Esto permite la definiciéon de los yacimientos existentes
asi como la identificacién de prospectos futuros.

Las reflexiones son expresiones de las diferentes superficies y discontinuidades
que existen en el subsuelo. Estas describen diferentes estructuras (pliegues y fallas),
patrones sedimentarios y sus relaciones areales. Como es de esperarse, la sismica
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no da una buena resolucién vertical (100 pies en buenas condiciones) pero
proporciona una excelente via para la descripcién areal.

Los objetivos principales de una interpretaciéon sismica son obtener un mapa
estructural que describa la estructura, determinar la naturaleza de las rocas,
geometria, distribucién y continuidad, y dar indicios en la determinaciéon de la
naturaleza del fluido presente en los poros como su variacion en el tiempo (sismica
4D).

e Interpretacion Estructural:
Las escalas:
Las lineas sismicas tienen una escala vertical en tiempo y una horizontal en metros.
Esto ocasiona distorsiones de la realidad, que tienen que ser tomadas en cuenta a la
hora de hacer cualquier estimacion e interpretacion visual.

Una de las distorsiones mas comun, es la ocasionada por la variacién de la
velocidad con la profundidad. El efecto directo es la variacién de espesor aparente
(en tiempo) de una secuencia con la profundidad. Ver figura 1.51.

g 0 V=4000"/s
£ 2500 M
— in
i e
= 5500 V=98000"/s®
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= [ o

=

13000

Figura 1.51. Relacion aproximada entre el espesor real y el observado en una seccion sismica.

Variaciones de las escalas:

Los datos sismicos suelen estar en estaciones de trabajo. Esto permite utilizar
diferentes escalas verticales en tiempo u horizontales en metros. Es decir, las
secciones pueden ser comprimidas o expandidas en cualquier direccién. Esto permite
la exageracidén vertical, muy util en la identificacién de los rasgos estructurales

presentes.
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Las escalas horizontales son dadas, generalmente, en trazas por metro (o pie) y

las verticales en segundos por metro o pie.

Uso de secciones horizontales:

En el caso de la interpretacion sismica 3D, lo recomendable es visualizar el area de
estudio usando secciones horizontales. Ellas proporcionan buen indicio de
discontinuidades, relacion areal entre las diferentes reflexiones y geometria. Ver

Seccién Vertical %Pp\
\ .v\t=.5 seg.
________ L— / A
' B

Seccion Horizontal H
para t=.5 seg o

Figura 1.52. Secciones horizontales.

figura 1.52.

Calibracion pozo — sismica:

Para dar inicio a la interpretacidén sismica es recomendable la calibracion de la misma
con algun registro de verificacién. Esto es, tomar la columna estratigrafica de un
pozo, llevar los topes a tiempo usando una curva de velocidades e identificar aquellas
reflexiones que correspondan a dichos topes. Una vez hecho esto, ésta reflexion es
seguida evaluando su continuidad y caracteristicas.

Las herramientas mas usadas son los sismogramas sintéticos, los “Check Shot”
y los PSV antes descritos; de ellos se obtienen las caracteristicas de la reflexién
correspondiente a un tope u horizonte y los datos de velocidad, respectivamente
(figura 1.53).
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Figura 1.53. Calibracién pozo — sismica.

Discordancias:

Generalmente, las discordancias producen buenas reflexiones debido a los
contrastes de velocidad y densidad. Sin embargo, puede darse el caso donde las
velocidades, por ejemplo, sean iguales entre la secuencia superior y la infrayacente.
Esto generaria una reflexion mas pobre y no bien definida.

El choque de reflexiones contra otro reflector indica muchas veces la presencia
de una discordancia (ver figura 1.54). Sin embargo, la reflexion correspondiente a la
discordancia no necesariamente es la més fuerte y continua. La angularidad de las
capas puede poner en contacto litologias de densidades similares, disminuyendo la

fuerza de la reflexion al nivel exacto donde se ubica la discordancia.
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Figura 1.54. Representacién de discordancia.

Fallas:

Contrariamente, las fallas no producen buenas reflexiones. Generalmente, las
reflexiones terminan abruptamente en un punto. Esta terminacién genera difracciones
que pueden enmascarar la estructura, pero que a su vez pueden ser indicaciones de
fallamiento.

Al indicar las terminaciones de varias reflexiones en una linea, la traza sobre la
linea sismica es generada. El siguiente paso es la identificacién y correlacién de la
falla interpretada en otras secciones, con lo cual se construye el plano de fallas. Es
aqui donde el intérprete debe tomar en consideracidn la geologia regional, sin desviar
su objetividad en la identificacion de las estructuras.

En el caso de la sismica 3D, el nivel de incertidumbre es reducido debido al
mallado. Contrariamente, en la sismica 2D, el mallado es mas abierto donde puede
haber un namero infinito de soluciones. Enmarcar la interpretacion dentro del marco
regional reduce un poco la incertidumbre, aunque se arriesga la objetividad de la
interpretacion.

Las evidencias mas comunes de fallamiento son:

o Laterminacion abrupta de reflexiones.
o Escalones y cambios bruscos en el buzamiento de las reflexiones.
o Distorsiones de las reflexiones.
o Deterioracion de los datos.
o Reflexién del plano de falla.
82



La continuidad puede ser observada, en el caso de levantamientos sismicos 3D,
con el uso de secciones horizontales. La interseccién de este plano de falla con un
horizonte constituye la traza de la falla sobre éste. Generalmente, ellos son referidos
como poligonos de falla en la mayoria de los “softwares” de interpretacidén sismica.

e Generacion de mapas:

Mapas en tiempo:

Al seguir una reflexion a lo largo del 3D o un mallado 2D, ésta se esta cartografiando
en tiempo. El producto directo de este ejercicio es la generacién de un mapa en
tiempo de dicha superficie interpretada. La resolucion va a depender del
espaciamiento entre las lineas sismicas, que puede ser muy grande en

levantamientos 2D (kilbmetros) hasta sélo metros en el caso del 3D.

Mapas en profundidad:

Los mapas en tiempo generados son pasados a profundidad utilizando las curvas de

velocidad y/o superficies de velocidad v=d/t. Esta Udltima opcién es la mas

practicada, ya que las velocidades varian lateralmente a lo largo de la superficie.

e Algunas evidencias de hidrocarburos:

La connotacion de “Bright Spot” le es dada a zonas con posibilidad de contener
hidrocarburos. Esto, es debido a que una de las evidencias, es el incremento en las
amplitudes en dichas zonas. Es bueno resaltar que no existe una relacién directa

entre sismica y acumulaciones de hidrocarburos, aunque en ciertas circunstancias

éstas existen.

“Bright Spot’:
La presencia de gas o petrdleo afecta las caracteristicas de la reflexion. En el caso

de un cuerpo lleno de hidrocarburos y en contacto con agua, ocasionara un cambio
en las amplitudes en los bordes de la acumulacién. Por otro lado, los reflectores
fuertes que contienen gas pueden ser generadores de multiples.

La velocidad es menor en presencia de gas que en agua o petréleo, lo que
produce un “sag” en la reflexidn que corresponda a este nivel.
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“Flat Spot’:
Es cuando la reflexion es producto del contacto entre fluidos. Este es mas evidente

cuando se encuentra en anticlinales.

e Facies sismicas y sismo estratigrafia:
Se entiende por facies sismicas a la geometria, configuracion interna, continuidad,
amplitud y frecuencia que pueden presentar paquetes de reflectores y sus relaciones

entre ellos. La figura 1.55 esquematiza este concepto.

PROGRADANTE CAOTICA
— -

Y
N\
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N —
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DIVERGENTE COMPLEJA

\_/
v —
~
Figura 1.55. Facies sismicas.

El analisis por secuencias encuentra en la sismica una de sus grandes aliadas,
ya que gracias a ella la descripcién areal y en seccion, de las morfologias tipicas,
pueden ser llevadas a cabo.

El andlisis de como terminan las reflexiones ayuda a la determinacién de las
diferentes secuencias estratigraficas y sistemas encadenados. Por ejemplo, una
reflexidon puede corresponder a una discordancia o limite de secuencia.

La figura 1.56 ilustra los patrones mas tipicos encontrados en lineas sismicas.
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Figura 1.56. Patrones de reflexiones mas comunes en lineas sismicas.

1.2.3. Atributos Sismicos.

Denota cualquier informacidén que se extraiga de datos sismicos que puede ayudar
directa o indirectamente a la exploracién de hidrocarburos. Existen “atributos” que
reflejan fendmenos fisicos explicables (amplitudes, tiempo de transito, etc.), mientras
qgue otros no pueden ser definidos como procesos fisicos aceptables (promedio de la
frecuencia instantanea, amplitudes combinadas de varios eventos, etc.) y existen
otros que sélo son procesos de presentacién grafica de la informacion (“time slice”,
“horizon slice”, etc.). En la practica se analizan los tres tipos, buscando una
correlacién entre éstos y las propiedades petrofisicas estimadas de registros de

P0ZOS.

1.2.3.1. Beneficios:
En general ayudan a lograr una mejor definicién de la estructura y a determinar
distribuciones de porosidad, litologia, fluidos, etc.

En Exploracion facilitan y mejoran la interpretacion estructural y estratigréafica.
Reducen el riesgo de perforacion.

En Produccién sirven de gran ayuda en la caracterizacion del yacimiento,

mejoran la cuantificacién de reservas y aumentan las posibilidades de exploracion.

1.2.3.2. Clasificacion:
e Clasificacion general.
Existen dos grandes categorias generales:
Atributos geométricos o configuraciones de reflexion.
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Atributos fisicos o caracteristicas de reflexién.
Atributos Geomeétricos: Computados a partir de la configuracion y continuidad de la
reflexion. Se utilizan en la interpretacidon estructural y estratigréafica.
Atributos Fisicos: Atributos computados a través de trazas complejas, fases y otros
que corresponden a las diversas medidas del frente de la onda propagante. Permiten
la prediccion o extrapolacién de caracteristicas litoldégicas o de yacimiento.

Los atributos geométricos son generalmente utilizados en las interpretaciones
estratigraficas y estructurales o de fallas para volumenes de datos en 3D y su
objetivo es obtener las caracteristicas geométricas de eventos sismicos. Tiempos de
eventos escogidos proveen informacién para la determinacién de terminaciones,
continuidad, curvatura condiciones concordantes o cadticas discordancias, fallas,

buzamientos, azimuts de buzamientos y otros eventos.

e Clasificacion segun tipo de datos:
Pre - Apilamiento
Post — Apilamiento

e Clasificacion segun el tipo de proceso:
Instantaneos (figura 1.57a).

Intervalicos (figura 1.57b).

Multitrazas (figura 1.57c).

Azimutales (figura 1.57d).
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1.2.3.3. Ondas sismicas con senales analiticas:
Las ondas sismicas que se registran pueden ser tratadas como una senal analitica
con partes real e imaginaria (Taner y Sheriff). Sélo la parte real es detectada y
representada mientras que la parte imaginaria es la transformada de Hilbert de la
parte real. Una traza sismica compleja puede ser descrita como una funcidon
dependiente del tiempo. Bajo este concepto se puede expresar a la traza sismica
observada, f(t), como:

f(t)=R(t) cosO(t) (1-59)
donde:

R(t) = Envolvente de la traza sismica. Curva de baja frecuencia obtenida a través de
suavizar picos adyacentes de amplitud.
0(t) = La fase.

Para dibujar las partes real e imaginaria de la traza sismica, se debe considerar
que la traza sismica observada, f(t), es la proyeccién sobre el plano real de un vector
que rota en funcion del tiempo, y que ademas varia su longitud a lo largo del tiempo
(ver figura 1.58). Su proyeccién sobre la parte imaginaria genera la traza cuadratura,

h(t) que se define como:

h(t)=R(t) senB(t) (1-60)
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Figura 1.58. Traza cuadratura.
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La transformada de Hilbert permite generar la traza cuadratura a partir de la
traza sismica observada. El termino R(t) es también conocido como intensidad de la

reflexion (reflection strength) y 0(t) como fase instantanea.

El analisis de la traza sismica compleja trata a la traza sismica f(t) como la parte
real de una sefal analitica.

F(t) = f(t) + jf*(t) (1-61)

La parte imaginaria es determinada Unicamente a partir de f(t). Para hallar f*(t)
se usa un operador de convolucion lineal.

La traza sismica real, f(t), puede ser expresada en términos de una amplitud
dependiente del tiempo, A(t), y una fase 6(t) como:

f(t) = Acos(6(t)) f*(t) = Asen(0(t)) (1-62)

Por tal motivo, la traza compleja se representa a través de la ecuacion

F(t)=f(t) + jf*(t) = A(t)e jO(t) (1-63)

1.2.3.4. Atributos derivados de la traza sismica:
Los siguientes atributos son derivados directamente de la traza sismica compleja:
o Amplitud sismica

o Cuadratura de la amplitud

o Intensidad de la reflexién

o Fase instantanea

o Frecuencia instantanea

o Polaridad aparente

o Atributos de respuesta

o Coseno de la fase

o Derivadas de la amplitud sismica

e Amplitud sismica:

Esta funcién lee el valor de la amplitud de la traza en un horizonte en tiempo o
profundidad. El calculo del atributo es hecho en el horizonte interpretado, a un tiempo
fijo o ajustando el horizonte a un evento (pico, valle, corte en amplitud). Este atributo
se usa para identificar “bright spots” y “dim spots”.
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e Cuadratura de la amplitud:

Representa la parte imaginaria de la traza sismica compleja y es encontrada usando
la transformada de Hilbert sobre la traza real. Se aplica para identificar “bright spots”
y en analisis AVO.

e Intensidad de la reflexion:
La amplitud de la traza compleja F(t) es conocida como la intensidad de la reflexion o
también como la funcién envolvente. Este atributo es regularmente usado para

identificar “bright spots”, “dim spots”, “flat spots” u otros cambios laterales de litologia,

contenido de fluidos o cambios estratigraficos.

e fase instantanea:

La fase instantanea es definida como la fase de la traza compleja. Es independiente
de la intensidad de la reflexién, y por lo tanto, puede resaltar la continuidad de un
evento, si la sefal es muy ruidosa. Se usa para mostrar patrones depositacionales:
acufamientos, discordancias angulares, zonas de engrosamiento y afinamiento,
“offlap”, “onlap”, difracciones, y la interferencia de eventos con diferentes

buzamientos.

e frecuencia instantanea:

La frecuencia instantanea es definida como la taza de cambio de la fase instantanea.
Es calculada como la derivada de la funcion arcotangente y es un numero que
describe que tan rapidamente la fase de la traza compleja cambia. Es usada para
resaltar eventos débiles y en la estimacion del factor de atenuacién sismica, cuando
los yacimientos de hidrocarburos causan una caida de las componentes de alta

frecuencia.

e Polaridad aparente:

La polaridad es el signo de la traza sismica cuando la fuerza de la reflexion tiene su
valor maximo (+1 6 -1). En otras palabras, es la polaridad de la reflexion (+1 6 -1)
multiplicada por la intensidad de la reflexion. Se usa en la evaluacion de “bright
spots”, debido a que responde proporcionalmente a la impedancia acustica.
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e Atributos de respuesta:

Son definidos como los atributos de traza compleja, donde la intensidad de la
reflexion tiene un maximo local, y son asignados a todo el intervalo de datos entre
dos minimos adyacentes. Se aplican como una forma alternativa para mostrar los

atributos instantaneos.

e Coseno de la fase:

El coseno de la fase es simplemente el coseno de la fase instantanea y es aplicable
en los mismos casos que ésta. Regularmente es mas usada, debido a que su
expresion grafica es mucho mas facil de interpretar, porque su rango de variacion va
de-1af.

e Derivadas de la amplitud sismica:

La primera derivada calcula la pendiente de la tangente de la amplitud sismica
seleccionada. La segunda derivada mide la variacion en las tangentes de las
amplitudes sismicas seleccionadas, directamente por encima y por debajo del
horizonte interpretado.

1.2.3.5. Mapas de atributos sismicos:

Tres tipos de mapas pueden ser generados:

e Mapas basados en superficie:
Estos provienen de la informacién de los datos sismicos en o cerca del horizonte
interpretado. Por ejemplo, un mapa de amplitud, el cual muestra variaciones en la

amplitud a lo largo de una superficie particular.

e Mapas basados en volumen:
Estos mapas describen cambios dentro de un intervalo especifico. El intervalo puede
ser definido como una ventana de tiempo alrededor del horizonte o0 como un intervalo

entre dos horizontes.
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e Mapas basados en el Grid:

Estos incluyen mapas de buzamiento (dip), mapas de curvatura y de iluminacion
artificial. Todos estos mapas estan basados en el grid y son independientes de los
datos sismicos.

Los mapas basados en superficie / volumen son (figura 1.59):
o Amplitud
o Cuadratura de la amplitud
o Intensidad de la reflexién
o Frecuencia instantanea
o Polaridad aparente
o Coseno de la fase
o Respuesta de la intensidad
o Respuesta de la frecuencia
o Respuesta de la fase
o Primera derivada de la amplitud
o Segunda derivada de la amplitud
Ejemplos de estos se pueden observar en la figura 1.59, desde la a hasta la n.
Los mapas basados en el grid son:
o Curvatura
o Buzamiento

o lluminacion

~H T -n
(a) Mapa de amplitud sismica (b) Mapa de cuadratura de la amplitud
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Figura 1.59. Mapas de atributos sismicos.
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1.3. GEOLOGIA

La confiabilidad de los métodos de interpretacion petrofisica depende de la
certidumbre que se tenga del modelo estatico del yacimiento. Por ello, se hace
necesario el estudio de los principales ambientes sedimentarios y de las
caracteristicas mas importantes de los mecanismos y niveles de energia que les
dieron origen, de tal manera, de lograr una mejor evaluacién geoldgica del
yacimiento. Para alcanzar esta meta se deben considerar, entre otros aspectos, los

siguientes:

1.3.1. Procesos Sedimentarios.
Los procesos sedimentarios son meteorizacion, transporte, sedimentacion y

diagénesis, los cuales son descritos a continuacion:

1.3.1.1. Meteorizacion:
Es la transformacion que sufren las rocas por accion de los agentes atmosféricos
(aire, lluvia) y biolégicos (plantas). A través de este fendmeno las rocas pueden ser
disgregadas en fragmentos sélidos cada vez mas pequenos, sin que se produzca
cambio alguno en la composicién de los minerales constituyentes (meteorizacién
fisica), o también, los minerales pueden ser alterados quimicamente, con la
produccién de nuevos minerales (meteorizacién quimica).

La meteorizacién genera dos tipos de productos. Por un lado, particulas sélidas

de diferentes tamanos y, por el otro, sustancias solubles.

1.3.1.2. Transporte:
Las particulas sélidas son transportadas en forma mecanica por las corrientes como
carga de fondo (de lecho, de traccién), en suspensién o por saltacion; en tanto que el

material disuelto es llevado en solucion en el seno de la masa de agua.

1.3.1.3. Sedimentacion:

Las particulas sélidas se depositan igualmente en forma mecanica y dan lugar a los
sedimentos clasticos (griego klastos: fragmento), los cuales también son conocidos
como clasticos terrigenos, ya que derivan de la meteorizacion de masas de tierra

situadas en el continente, o sedimentos siliclasticos, ya que el cuarzo (silice) es su
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componente mineralégico mas frecuente. Por otra parte, las particulas que
constituyen los depdésitos clasticos presentes en una cuenca sedimentaria se han
originado fuera de la cuenca, por lo cual reciben igualmente el nombre de rocas
extracuencales.

En el lenguaje petrolero operacional cuando se utiliza el término “roca clastica” o
“sedimento clastico”, que son los de uso mas comun, queda sobreentendido que se
trata de clasticos terrigenos o, lo que es lo mismo, de sedimentos siliclasticos.

La sedimentacion clastica da lugar, como se sabe, a la formaciéon de grava,
arena, limo y arcilla. La arena y la arenisca juegan un importante papel como roca
recipiente, en tanto que la arcilla es una roca sello por excelencia.

Por otro lado, el material que viaja en estado de disolucidén sélo puede separarse
del agua por precipitacién quimica directa, o a través de la accién de organismos
para la formacion de sus conchas o esqueletos (accién bioquimica). Los depdsitos
formados de esta manera estan constituidos por componentes que se originan dentro
de la propia cuenca sedimentaria en la cual se acumulan, por lo cual reciben el
nombre de rocas intracuencales.

Dentro de este tipo de rocas, conocidas, hasta hace relativamente poco tiempo,
como no clasticas, se encuentran las rocas de carbonato (caliza y dolomita), las
rocas autdégenas (chert, fosfato, sedimentos ferruginosos, evaporitas) y las rocas
carbonaceas. La caliza y la dolomita pueden ser excelentes como roca recipiente; la
caliza puede jugar el papel de roca generadora, mientras que las evaporitas pueden
servir como recipiente o sello de acumulaciones petroliferas. El chert y el fosfato son
utiles como marcadores estratigraficos regionales, en tanto que los horizontes de

carbdn son excelentes como marcadores a escala de yacimiento.

1.3.1.4. Diagénesis:
Es el conjunto de cambios fisicos y quimicos que sufre un sedimento desde que se
deposita hasta su transformacién en roca y aun después de su litificacién. Los
procesos diagenéticos comprenden compactacién, cementacién, disolucién,
autogénesis y reemplazamiento.

Tales procesos pueden afectar la porosidad y permeabilidad de los yacimientos
de hidrocarburos. Asi, la disolucion del cemento incrementa la dimensién de los
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espacios porosos, en tanto que la precipitacién de un material cementante reduce la

porosidad de la roca yacimiento®.

1.3.2. Ambientes de Sedimentacion.

Un ambiente sedimentario es un area de la superficie terrestre con determinadas
caracteristicas fisicas, quimicas y biol6gicas en la cual se acumulan sedimentos.
Existen varios tipos de ambientes sedimentarios continentales (desértico, glaciarico,
fluvial y lacustrino), de los cuales, solamente el ambiente fluvial reviste importancia
desde el punto de vista de la exploracién y explotacién de hidrocarburos en las
cuencas petroliferas de Venezuela. Sin embargo, en otros paises existen yacimientos
en conos aluviales, rocas edlicas y lacustrinas, e incluso se han citado recientemente

en rocas de origen glaciarico. La figura 1.60 ilustra el concepto antes mencionado.

Figura 1.60. Representacion de un Ambiente Sedimentario.

La evolucion de los procesos de erosion, transporte, enterramiento,
compactacion y deformacién estructural dan origen a la configuracidén estratigrafica y
estructural de los distintos cuerpos arenosos saturados de hidrocarburos, en los que
se observa generalmente la repeticibn de ciclos donde ocurren la progradacion,
abandono, subsidencia y transgresién marina de sedimentos (ver figura 1.61). De alli
el que se diga que la Estructura Sedimentaria son importantes indicadores del
ambiente deposicional, ya que, son generadas en el sitio y son facilmente
observadas en el afloramiento. Y la respuesta de un ambiente sedimentario, o Facies
Sedimentaria, es una secuencia de roca sedimentaria que se caracteriza por su
geometria, litologia, estructura sedimentaria, paleocorrientes y fésiles.
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Las correlaciones de los registros eléctricos, los estudios de nucleos, los
estudios geoquimicos y de la salinidad del agua, muestran indicios de los diferentes
ambientes de sedimentacidn posibles, entendiendo que los ambientes en los que las
arenas productoras se depositan y su posterior deformacién, dan origen a
estructuras, fallas y anticlinales que constituyen los aspectos fundamentales en el
estudio de la Geologia de Yacimientos.

ETAPA

PROGRADACION DE LA PARASECUENCIA[2) DURANTE UN TIEMPDO DOMNDE LA TASA DE DEPOSICION EXCEDE LA
TASA DE INCREMENTO DE LA PROFUNDIDAD DEL AGUA. SET DE CAPAS COMPONEN LA PARASECUENCIAS [8). LA
SUPERFICIE DEL SET DE CAPA MAS JOVEN ES NO-DEPOSICIONAL.
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Figura 1.61. Set de Parasecuencias.

Antes de definir los ambientes de sedimentacion mas importantes para este
estudio, es necesario conocer un aspecto basico en la interpretacién de dichos
ambientes, el proceso de acomodacién del sedimento. Este aspecto influye
directamente en la distribucién de facies en un yacimiento de hidrocarburo, a la vez
que ayuda a entender los procesos fisicos naturales que formaron las acumulaciones
de petréleo. La acumulacién depende a su vez de la subsidencia del fondo marino y
de las variaciones eustaticas del nivel del mar. El aporte sedimentario, por su parte,
esta controlado por la fisiografia y el clima.
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Las caracteristicas mas importantes, y que son necesarias para entender el
fendbmeno de la acomodacién del sedimento, son: Si el nivel del mar permanece
estable, el aporte de sedimentos terminara por rellenar la cuenca y causar una
retirada del mar (regresion marina). Esta regresién no implica una caida del nivel
relativo del mar, sino que el mar se retira empujado por el aporte sedimentario. Si el
nivel relativo del mar aumenta, pero a una tasa menor que la tasa de aporte de
sedimento, el mar también se retira y se produce, por tanto, una regresién marina
(aun cuando el nivel relativo del mar esté subiendo).

Ahora, si el nivel relativo del mar sube y la tasa de subida es mayor que la tasa
de aporte de sedimento, la linea de costa se desplaza hacia el continente y se
origina, en consecuencia, una transgresién marina. En caso de que la tasa de caida
del nivel del mar sea mayor que la tasa de subsidencia del fondo marino, se produce
una caida relativa del nivel del mar, quedando expuesta la plataforma a la erosién
subaérea (regresion forzada). En este tipo de regresion, la plataforma continental
puede quedar parcial o totalmente expuesta a la erosion; esto depende del alcance
de la caida del nivel del mar, el cual puede incluso, llegar hasta el talud continental.

Los principales factores que influyen en la acomodacion son el clima y el relieve
de la regiéon. Asi, en un clima semiarido, por ejemplo, la larga estacion seca causa
una desintegracion intensa del material rocoso, el cual es transportado en grandes
cantidades por las corrientes fluviales en el corto periodo de lluvias. En cuanto a la
fisiografia, en un relieve montanoso alto, los rios pueden arrastrar una gran cantidad
de sedimentos debido a la alta velocidad que presentan las corrientes fluviales en
esas regiones.

Finalmente, el punto donde desemboca un rio en el mar constituye el nivel de
base de ese rio. Si se produce una caida relativa del nivel del mar, el nuevo nivel de
base queda ubicado en la plataforma continental, ocasionando una incision de la
corriente fluvial en los sedimentos de la plataforma para lograr su nuevo perfil de
equilibrio. Por el contrario, si se produce una subida relativa del nivel del mar, el
nuevo nivel de base del rio se sitia ahora en el continente y se origina una
agradacion de la corriente fluvial para alcanzar el nuevo perfil de equilibrio, esto
ocasiona que haya un menor aporte de sedimento a la plataforma.

En la tabla 1.2 se muestran los tipos de ambientes sedimentarios. En negrillas

estan aquellos que revisten importancia en las cuencas petroliferas de Venezuela.
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CONTINENTALES | TRANSICIONALES MARINOS
Desértico Costero Neritico (plataforma)
Glaciarico Deltaico Batial (talud)
Fluvial Abisal (Cuenca Marina Profunda)
Lacustrino
Tabla 1.2

A continuacién se definiran brevemente los tipos de ambientes sedimentarios
considerados de mayor importancia para este estudio; ellos son el Fluvial, el Deltaico,
el Costero y el Marino:

1.3.2.1. Ambiente Fluvial
El ambiente fluvial comprende el canal del rio, la llanura aluvial y los conos aluviales,
aunque éstos ultimos suelen tratarse actualmente como un ambiente separado del

fluvial.

e E/ canal del rio:

Puede ser rectilineo, meandriforme o entrelazado. Cada uno de estos tipos puede

definirse de la siguiente manera:

o Canal Rectilineo: Los canales rectilineos son raros y su profundidad puede ser
muy variable, por lo que la linea de maxima profundidad del canal se mueve
continuamente por todo el cauce de una orilla a la otra. En la zona opuesta al
punto de mayor profundidad hay acumulacion de material y se forma una barra,
estas barras alternan de una ribera a la otra como en el caso de las corrientes
meandriformes. Los canales deltaicos tienen tendencia al desarrollo de canales

rectilineos.

o Canal Meandriforme: Los meandros son curvas pronunciadas que se forman en
canales de pendiente baja y representan la trayectoria de menor resistencia al
flujpo de una corriente. La barra de meandro (Point Bar) es el depésito
caracteristico de un canal meandriforme. Se forma por migracién lateral del
meandro, de manera que el material mas grueso se acumula en la parte mas
profunda del canal, mientras que la arena media y fina, el limo y la arcilla se

depositan sobre la superficie de la barra de manera gradual segun el tamafno de
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grano, en zonas cada vez mas someras, esto resulta en una secuencia grano
decreciente (“fining up”).

La disposicién textural de grueso a fino del material sedimentario crea ya una
barrera vertical de permeabilidad, la cual facilitara posteriormente la potencial
acumulacién de hidrocarburos. La secuencia vertical puede tener un espesor de 5
a 20 m y comienza generalmente con una capa de grava o arena gruesa, sobre la
cual se depositan sucesivamente arena media, arena fina, limo y arcilla.

Bajo condiciones de clima humedo, el deposito puede estar coronado por
una arcilla organica o por una capa de carbdén. Las estructuras sedimentarias
presentes estan representadas por estratificacion cruzada de escala media en la
parte basal y rizaduras de escala pequena hacia el tope. Sin embargo, la barra de
meandro se forma a medida que el canal va cortando la lodolita de la llanura de
inundacién, la cual constituye el sello interior para una potencial acumulacion de
hidrocarburos. El sello superior lo puede formar una arcilla transgresiva.

La dinamica de los canales meandriformes en la llanura aluvial origina que
los segmentos de un canal puedan quedar abandonados. El relleno sedimentario
de un canal abandonado es similar al de una barra de meandro hasta tanto el
canal estuvo activo, pero desde el momento de su abandono el material
sedimentario puede llegar hasta él solamente durante las inundaciones, por lo cual
el resto de la secuencia estara constituido por limo y arcilla en depésitos del canal
abandonado. Esto representa también un cuerpo de roca potencialmente
almacenador de hidrocarburos, ya que reune condiciones muy favorables para el

entrampamiento estratigrafico.

Canal entrelazado: Un canal entrelazado (“braided stream”) estd formado por
corrientes individuales separadas por barras de sedimento depositadas por la
misma corriente. La formaciéon de un canal entrelazado es favorecida por una
pendiente moderada a relativamente alta, asi como fluctuaciones rapidas en el
régimen del flujo y una disponibilidad abundante de material grueso. El depésito
de una corriente entrelazada muestra con frecuencia una distribucion textural
grano decreciente de base a tope, aunque también puede tener una distribucion
textural cilindrica. Una secuencia individual de canal entrelazado tiene

generalmente un espesor de potencia métrica de 1 a 5 m, sin embargo, la
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secuencia tipica esta constituida por un apilamiento vertical de esos depdsitos, la
cual puede alcanzar decenas de metros de espesor.

Los depoésitos de corrientes entrelazadas son cuerpos sedimentarios
favorables para la acumulacién de hidrocarburos en su intervalo de sedimentacién
arenosa, ya que, ademas de poseer buena porosidad y permeabilidad, tales
depdsitos suelen alternar verticalmente con intervalos de lodolitas de llanuras de
inundacién, los cuales pueden servir como sellos de posibles entrampamientos.
En la Cuenca Oriental de Venezuela se ha inferido la presencia de yacimientos de
hidrocarburos en paquetes arenosos de canales entrelazados, a nivel de la

Formacién Naricual inferior.

e La Llanura Aluvial:

Es cubierta por el agua solamente durante las crecidas, sin embargo, el agua que
desborda al canal deposita poco a poco, en las orillas, arena fina y limo, dando lugar
a la formacién de un dique natural, el cual es un cuerpo sedimentario que
generalmente no reviste condiciones favorables para la acumulacion potencial de
hidrocarburos por sus dimensiones reducidas y por estar constituido por materiales
muy finos.

La Llanura Aluvial es rellenada por limo y arcilla, sin embargo, el material
arenoso es aportado por el canal del rio durante crecidas excepcionalmente fuertes,
o también cuando se produce la ruptura de un dique natural. En este ultimo caso se
forma un abanico de rotura, el cual constituye un cuerpo arenoso cuyo espesor, de
pocos metros, disminuye gradualmente hasta desaparecer a medida que se aleja del
canal fluvial. Las relaciones de facies de un abanico de rotura hacen este cuerpo
arenoso muy favorable para la formacién de trampas estratigraficas.

e Abanico Aluvial:

En las zonas montafosas el material es erosionado, concentrado y transportado
finalmente por un canal fluvial hasta un punto del valle principal (vértice), donde
existe una disminucion brusca de pendiente, a partir del cual la carga sedimentaria
comienza a ser depositada y se forma un cono aluvial (abanico aluvial). Los procesos

sedimentarios en un cono aluvial comprenden el canal fluvial, el cual es del tipo canal
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entrelazado y genera, por tanto, un depdsito sedimentario con las caracteristicas
propias de ese tipo de corrientes; el flujo de derrubios (colada fangosa), el cual
transporta conjuntamente lodo y grava; y el flujo de manto, el cual se produce en las
inundaciones cuando el agua del canal desborda y cubre la superficie del cono,
formando mantos de arena.

En un depédsito de cono aluvial alternan diferentes materiales segun sea el
agente de transporte involucrado. El flujo de derrubios produce una capa de material
grueso con soporte de lodo y sin estructuras sedimentarias. El flujo de manto genera
capas de arena con laminaciones paralelas hacia la parte basal y rizaduras hacia el
tope. Estos cuerpos sedimentarios muestran, igualmente, intercalaciones de
depdsitos de corriente entrelazada, constituidos generalmente por grava y arena.

En regiones aridas existen zonas porosas en las superficies de los cuerpos
sedimentarios de los conos aluviales, lo cual ocasiona, algunas veces, que el agua
cargada de sedimentos sea filtrada a través de esa superficie porosa, produciéndose
l6bulos de grava de pobre escogimiento. El proceso se llama depositacién de
tamizaje (“sieve deposit”).

Como potenciales yacimientos de hidrocarburos, estan los depésitos de arena
del canal entrelazado y del flujo de manto. Este material se encuentra mejor
estratificado hacia las partes media y distal del cono, ya que en estas zonas los
canales entrelazados se hallan mejor desarrollados, existiendo alli una mayor
proporcién de arena. En cambio que en la zona proximal del cono, es decir, alrededor
del vértice abunda mas el sedimento de colada fangosa, el cual no es favorable para
la acumulacién de hidrocarburos, ya que su porosidad es muy baja o nula debido a
su mal escogimiento. El espesor individual de un cono aluvial tiene decenas de
metros y el apilamiento vertical puede alcanzar varios centenares y hasta miles de

metros.

e Delta de Abanico (“fan delta”):

Un delta de abanico se forma cuando un cono aluvial desemboca en el mar o en el
lago. En el ambiente costero puede darse entonces el caso de cuerpos sedimentarios
de cono aluvial, que alternan con otras secuencias propias del ambiente costero. Las
secuencias sedimentarias de los cuerpos de abanico estan constituidas por cuerpos

de grava y arena depositados por la accién de rios entrelazados, tal como sucede en
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cualquier cono aluvial, con la diferencia de que en este caso los sedimentos del
frente del cono son sometidos a la accién de las olas y mareas del ambiente litoral.

Una secuencia de delta de abanico, a medida que éste prograda, estara
constituida por sedimentos finos de plataforma en la base, depdsitos de anteplaya y
playa en la zona intermedia y sedimentos gruesos de delta de abanico en la parte
superior de la secuencia. Por otra parte, al igual que en los conos aluviales, los
cuerpos arenosos de los deltas de abanico pueden ser almacenadores potenciales
de hidrocarburos, para lo cual, paquetes de arcilla marina intercalados pueden jugar
el papel de roca sello.

La figura 1.62 es una representacién esquematica de un ambiente fluvial.
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Figura 1.62. Representacion de un Ambiente Sedimentario Fluvial.

1.3.2.2. Ambiente Deltaico:

Un ambiente deltaico se forma donde un rio trae al mar mas sedimentos que el
aportado por las olas y las corrientes litorales pueden distribuir hacia otras areas. El
tipo de delta resultante depende del grado de suministro de material a la costa y su
redistribucién por olas, mareas y corrientes litorales. De esta manera, segun el tipo
de energia predominante, se puede distinguir el delta dominado por el rio, el delta
dominado por la marea y el delta dominado por el oleaje, aunque los tres factores
pueden actuar conjuntamente para dar lugar a deltas de tipo mixto. Sin embargo,
cualquiera que sea la energia predominante, el modelo geomdrfico de un delta
comprende la llanura deltaica, el frente deltaico y el prodelta. La figura 1.63 es una

ilustracion de lo que es éste ambiente.
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e La Llanura Deltaica:
Es una extension plana y pantanosa cortada por canales distributarios, en la cual se
acumulan sedimentos fluviales finos provenientes de las inundaciones. La llanura
incluye la marisma (area pantanosa ubicada entre los canales distributarios), los
canales distributarios y abanicos de rotura. El proceso sedimentario en este
subambiente lo constituye el material fino procedente de las inundaciones, mas el
aporte de material arenoso llevado hasta alli bajo la forma de abanicos de rotura.
Hacia las margenes de la llanura deltaica, sin embargo, existen generalmente
bahias interdistributarias, hasta donde puede llegar también el material fino
procedente de las inundaciones, o arena arrastrada hasta alli desde el frente deltaico
por las corrientes litorales, o arena de abanicos de rotura. Los paquetes de
sedimentos finos de la marisma sirven como sellos laterales de los cuerpos arenosos

de la llanura deltaica (canales y abanicos de rotura).

e Diques Naturales:

Son frecuentes en las margenes de los canales distributarios. Se destacan como un
relieve positivo que rompe el paisaje monétono de una llanura deltaica y estan
constituidos por arena fina y limo. Por lo general no constituyen un cuerpo
sedimentario prospectivo para la acumulacion potencial de hidrocarburos.

e Abanico de Rotura:

Se forma cuando el dique natural cede ante crecidas fuertes, generalmente en el
ambiente fluvial. Estd constituido por un cuerpo arenoso que alterna verticalmente
con sedimentos finos de la llanura deltaica e incluso con sedimentos de bahia.

Un depésito de abanico de rotura esta constituido por capas de arena de pocos
metros de espesor con intercalaciones de niveles arcillosos delgados. Los cuales se
depositan en periodos de aguas bajas cuando cesa el suministro de material
arenoso. Este depdsito reune caracteristicas sedimentolégicas y de relaciones de
facies para convertirse en una trampa estratigrafica, aunque sus dimensiones son
algo modestas comparadas con otros depoésitos mas importantes en el ambiente
deltaico.
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e Canales Distributarios:

Tienen una profundidad de 5 a 20 m, y transportan arena como carga de fondo hasta
el mar. Este material arenoso pasa gradualmente a la arena fina y limo que
constituyen los diques naturales, en tanto que el material mas fino es llevado por el
rio hasta las areas pantanosas de la llanura deltaica, donde se depositan por
decantacion. Los canales deltaicos acumulan cuerpos arenosos alargados cuyo
espesor, por efecto de subsidencia, puede alcanzar hasta algunas decenas de
metros. El material es mas limpio hacia el eje del canal y alterna con material fino
hacia sus margenes, donde finalmente termina en contacto con las capas de limo y
arcilla de la llanura deltaica. Este depdsito es un excelente almacenador potencial de

hidrocarburos bajo la modalidad de trampa estructural - estratigréafica.

e £/ Frente Deltaico:

Es una importante zona de sedimentacién arenosa. Se extiende desde el limite
marino de la llanura deltaica hasta la linea donde comienza la sedimentacién de
arcilla no marina. Este es el subambiente donde desemboca la corriente fluvial del
canal distributario, el cual deposita su carga arenosa de fondo y forma una barra de

desembocadura.

e Barra de Desembocadura:

Esta constituida por un cuerpo arenoso limpio de textura grano creciente (“coarsening
up”), bien seleccionada, lo cual conjuntamente con sus relaciones de facies
favorables le hacen un depésito sedimentario muy adecuado como almacenador
potencial de hidrocarburos. La barra se deposita encima de material arcilloso, grada
lateralmente a material fino depositado entre las desembocaduras de los
distributarios y pasa, gradualmente hacia el mar a arcilla marina de la plataforma
continental. El depdsito puede ser cubierto por arcilla transgresiva para ser
preservado.

Algunas barras de desembocadura pueden llegar a juntarse y formar cuerpos
arenosos de considerable extension lateral (hasta varios kildbmetros) en el frente
deltaico. En el frente deltaico también puede formarse islas marginales cuando queda
inactivo un sector de delta. En este caso, la arena de una barra de desembocadura
es redistribuida por la corriente litoral y forma un cuerpo sedimentario paralelo a la
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costa. Este cuerpo arenoso relne caracteristicas para constituir una excelente

trampa estratigrafica.

e Secuencia Deltaica:

Un delta se forma por el avance de una cufia sedimentaria hacia el mar, de tal
manera, que los subambientes que aparecen distribuidos horizontalmente desde la
llanura deltaica hasta la plataforma continental, se apilan verticalmente a medida que
el delta avanza. De esta forma la arcilla marina es cubierta gradualmente por arcilla y
limo del prodelta, siguiendo luego, hacia arriba, depésitos de barra de
desembocadura y, finalmente, de canal distributario o de llanura aluvial (Ley de
Walther).

e Capas de carbon:

Los pantanos con abundante vegetacion en regiones humedas dan lugar a la
formacién de capas de carbon; tales capas, las cuales generalmente ocurren en el
tope de la secuencia deltaica, son horizontes muy Gtiles como herramientas de

recoleccion estratigrafica a escala de yacimiento.
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LAGLINA FROELUHDO LAGLINA
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Figura 1.63. Representacion de un Ambiente Deltaico.
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1.3.2.3. Ambiente Costero:

El ambiente costero (“near-shore environment”) (“environment cotier’) comprende
playa, cordén litoral, laguna litoral, bahia, llanura de marea y marisma. Los
sedimentos del ambiente costero, también llamado ambiente costero no deltaico, o
ambiente proximo costero, son transportados por accion del oleaje de la deriva litoral
y de las mareas. El tipo y geometria de los depdsitos costeros seran funcién del
grado de predominio de un factor (oleaje) sobre el otro (marea), ya que existen
costas dominadas por el oleaje y costas dominadas por la marea, con todo un

espectro de situaciones intermedias.

1.3.2.4. Ambiente Marino:

El ambiente marino comprende la plataforma, el talud y la cuenca marina profunda. El
ambiente costero queda separado de la plataforma por una zona de transicién entre
las arenas costeras y los lodos de plataforma, la cual varia con profundidad entre 10

y 25 metros®.

1.3.3. Electrofacies.
Es la utilizacion de perfiles de pozos para establecer una columna litolégica vertical,
identificar secuencias sedimentarias y correlacionar secciones de un pozo a otro. Los
perfiles mas utilizados con esta finalidad son aquellos cuya respuesta estda mas
influenciada por los cambios litolégicos que por los fluidos contenidos en la roca. En
el trabajo operacional diario se utilizan las escalas 1:500 y 1:200. Para estudios de
correlacién se utiliza la escala 1:1000 o escalas mas reducidas segun la necesidad.
Tales perfiles son el Potencial Espontdneo, Rayos Gamma. Densidad, Neutrdn,
Resistividad y Sénico.

Con el analisis de las electrofacies se intenta mostrar la evolucion continua de
litologia, diferenciandola de otra secuencia elemental adyacente. Los principales tipos

de secuencias en los sedimentos son:

1.3.3.1. Secuencias Sedimentarias:
e Secuencia Grano Decreciente (“fining up”):
Es el afinamiento del grano hacia arriba. En el perfil de rayos gamma toma forma de

campana y muestra en su base un cambio litol6gico abrupto. Su evolucion vertical
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indica un evento de sedimentacion practicamente continuo e, igualmente, una

disminucién gradual de la energia del ambiente de sedimentacién. Ver figura 1.64.

e Secuencia Grano Creciente (“coarsening up”) :

Es el engrosamiento del grano hacia arriba. Comienza con una evolucion gradual en
la parte basal, en tanto que el contacto superior es, en general, mas o menos
abrupto. En el registro de rayos gamma muestra una forma de embudo. Al igual que
en el caso anterior, la secuencia indica un episodio de sedimentacion continua con un

incremento gradual de la energia sedimentaria. Ver figura 1.64.

e Marcadores:

Son niveles con caracteristicas litolégicas o fisicas que pueden ser faciimente
identificados en los perfiles de pozos, por lo cual constituyen una herramienta muy
util de correlacién estratigrafica, ya sea ésta a nivel de yacimiento o a escala
semiregional. Existen varios tipos de marcadores, sin embargo, algunos tienen una

extension espacial relativamente restringida, como las capas de carbdn; pero exis-

Litologia IGAMMA, Litologia
RAY 4
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Figura 1.64. Modelo de Secuencias Arenosas.

ten otros que pueden ser seguidos de pozo a pozo por distancias considerables,
como es el caso de algunos intervalos lutiticos. El carbon, cuya extension espacial
varia de corta a media, es muy Uutil para correlaciones a escala de yacimiento, en
cambio que los intervalos lutiticos marinos y algunos horizontes de caliza se utilizan

para correlaciones de escala semiregional y regional.
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1.3.3.2. Identificacion de Litologia:

Para un estudio de interpretacién o identificacion litolégica, se deben identificar las

siguientes secuencias:
Arena y Lutita: Consiste en trazar la linea base de lutita para segmentos del
registro de rayos gamma, la cual se obtiene trazando una vertical promedio con
relacién a los picos lutiticos (mayor o menor radiactividad de la arcilla). Luego se
procede al trazado de una linea para las arenas, lo cual se hace haciendo pasar
una vertical que coincida con la expresion cilindrica que una los picos externos
(arenas mas puras) de los cuerpos arenosos en el Gamma Ray. Ese intervalo
ubicado entre las dos rectas verticales trazadas se divide en cinco porciones,
donde cada una de ellas representa un 20% de arcillosidad. Una arena limpia (0
pura) es aquella que tiene menos de 20% de arcilla (se colorea de amarillo ); una
arena arcillosa contiene una proporcién de arcilla entre 20 y 40% (se colorea de
naranja); y el material sedimentario con un contenido de arcilla mayor del 40% se
clasifica como lutita (se colorea de verde).

Carbon: Para la identificacion del carbén se usan principalmente las curvas de
densidad y de neutrén, las cuales deflectan en forma caracteristica hacia la
izquierda indicando una baja densidad al mismo tiempo que una alta porosidad
para el material carbonoso. En el registro s6nico se muestra un tiempo de transito
alto (baja velocidad de propagacién), en tanto que muestra un valor alto en la
curva de resistividad. El Gamma Ray es limpio debido a la baja radiactividad del

material carbonoso. El carbon se colorea de marrén oscuro en el registro.

Caliza: Se reconoce por su alto valor de densidad (mas de 2.65 gr/cc) y su baja
porosidad, lo cual se traduce como una deflexién grande de ambas curvas hacia
la derecha. En el registro sénico el tiempo de transito arroja valores bajos, ya que
la velocidad de propagacién es alta en las rocas de carbonato. El perfil de rayos
gamma muestra valores bajos de radiactividad. La resistividad en cambio indica
valores altos. Se colorea de azul en el registro.

Lutita lignitica: Las curvas de densidad/neutron tienen deflexién fuerte hacia la

izquierda, pero no alcanzan la magnitud que muestra una capa de carbon.
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2

UBICACION GEOGRAFICA Y MARCO GEOLOGICO

2.1. IDENTIFICACION DE LA REGION

2.1.1. Ubicacion geografica de la Cuenca Oriental de Venezuela.

La Cuenca Oriental de Venezuela se encuentra ubicada entre el geotectoclinal de la
Cordillera de la Costa al norte y el Escudo de Guayana al sur. Hacia el este se
extiende a la Plataforma Continental del Atlantico y al oeste esta separada de la
Cuenca de Barinas-Apure por el Arco de EI Baul. Comprende la subcuenca de
Guarico al oeste y la subcuenca de Maturin al este. Ver figura 2.1.

Figura 2.1. Ubicacién geogréfica de la Cuenca Oriental de Venezuela.

2.1.2. Caracteristicas generales de la Cuenca Oriental de Venezuela.

Esta cuenca, situada en la zona centro-este de Venezuela, forma una depresion
topografica y estructural limitada al sur por el rio Orinoco, desde la desembocadura
del rio Arauca hasta Boca Grande al este, siguiendo el borde septentrional del Cratdn
de Guayana; al oeste limita con el levantamiento de El Baul y su conexion estructural
con el mencionado Cratén, que sigue aproximadamente el curso de los rios
Portuguesa y Pao al norte, alli esta limitada por la linea que demarca el pie de monte
meridional de la serrania del interior, central y oriental, y hacia el este, la cuenca
continla por debajo del Golfo de Paria, incluyendo la parte situada al sur de la
cordillera septentrional de la Isla de Trinidad (donde se hunde en el Atlantico), justo al
este de la costa del delta del Orinoco.
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Esta cuenca sedimentaria tiene una longitud de 600 Km. en sentido oeste-este y
ancho promedio de 200 Km. en sentido norte-sur. El area total aproximada es de
120.000 Km? y comprende la mayor parte de los estados Guérico, Anzoategui,
Monagas y Delta Amacuro y también la mitad sur de Trinidad.

La produccion proviene de arenas que varian en edad desde el Mioceno hasta
el Cretacico. Las principales trampas estan controladas por combinaciones de
factores estructurales y estratigraficos. Segun estudios de la geologia regional, “La
cuenca es asimétrica presentando acufiamiento en la formacién La Pica en el flanco
norte de la subcuenca de Maturin y asociacion con fallas de gran desplazamiento y
diapiros de barro. El flanco sur contiene yacimientos multiples en las formaciones
Oficina y Merecure del Oligo-Mioceno, encontrandose domos cortados por fallas
inversas, cierres contra fallas y posibles asociaciones con remanentes erosionales
hacia el extremo sur de la cuenca, en la llamada Faja Petrolifera del Orinoco”.

La Cuenca Oriental de Venezuela es la segunda cuenca en magnitud de
América del Sur, s6lo sobrepasada por la Cuenca del Lago de Maracaibo. En
general, si se afaden las reservas estimadas de la Faja del Orinoco, la Cuenca
Oriental de Venezuela pasaria a ser la de mayores recursos petroliferos en América
del Sur y una de las mas importantes del mundo.

2.1.3. Sistema petrolero de la Cuenca Oriental de Venezuela.

La Cuenca Oriental presenta sus principales acumulaciones de hidrocarburos en el
subsuelo de los llanos de Monagas y Anzoategui, pertenecientes a las formaciones
del Oligoceno y el Mioceno y caracterizadas por la alternancia de areniscas
separadas por intervalos regulares de lutitas que se repiten en forma ciclica. Los
bancos arenosos son recipientes gasiferos y petroliferos, que estan limitados por
diferentes mecanismos de entrampamiento, constituidos en su totalidad por arenas
de origen fluvio deltaico y litoral.

La generacion de petréleo en la Cuenca Oriental es producto de la roca madre,
la cual depende del tipo, espesor y madurez alcanzada. Las rocas generadoras en
esta cuenca son Querecual, San Antonio y Lutitas de Oficina. En funcién de los
estudios geoquimicos realizados a las rocas madres, éstas se pueden clasificar en

kerdégeno tipo Il y Il de origen marino, cuyos espesores van desde 60 a 1500 metros
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y cuya area de drenaje es aproximadamente 50% del area total de la formacién
Querecual.

En cuanto a la migracién, ésta depende de las distancias y litologias por donde
se desplazé el fluido e igualmente el tiempo en que se formaron las trampas como
elemento de retencion del petréleo migrado. La migracion primaria de la cuenca se
inici6 durante el Mioceno Superior asociada con la reactivaciéon del fallamiento
regional y con eventos tectonicos mas recientes. La alta presion entre los poros
produjo un incremento en el volumen de los fluidos, produciéndose asi micro
fracturas en las calizas y la expulsion de hidrocarburos desde la roca madre.

La migracién secundaria probablemente ocurrié con la reactivacion de las fallas
principales y una expulsion migratoria a corta y larga distancia, ocurriendo
simultaneamente la acumulacion del fluido en trampas de las formaciones Merecure y
Oficina. Por la ausencia de trampas estructurales los hidrocarburos generados
durante la primera fase (Mioceno Inferior) migré al sur, como consecuencia de que
las fallas se formaron después del Mioceno Medio.

El entrampamiento y acumulacién depende de la geometria y caracteristicas
petrofisicas de las trampas. La acumulacién en la Cuenca Oriental esta ligada
directamente a la porosidad y permeabilidad y la recuperaciéon de éstas, al sello,
espesor, litologia, profundidad, presion y temperatura entre otros. Los
entrampamientos se caracterizan por ser tanto estructurales como estratigraficos o

combinacién de ambos.

2.2. IDENTIFICACION DEL AREA DE ESTUDIO
2.2.1. Caracteristicas geoldgicas y estratigraficas del Distrito San Tomé.

El Distrito San Tomé comprende gran parte del sur de los estados Guarico y
Anzoategui y se extiende hasta Casma — Soledad, en el estado Monagas. Cuenta
con un area aproximada de 24000 Km? y es responsable de las areas Hamaca vy
Machete de la Faja Petrolifera del Orinoco. En toda el Area Tradicional de San Tomé
(ver figura 2.2) se encuentran agrupados 34 cuadrangulos, de los cuales Melones
Oeste, Melones Central, Merey, Miga, Ostra, Oca, Oleos, Lejos y Yopales Sur son los

mas importantes en cuanto al potencial de crudos pesados y extrapesados. En toda
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el area existen un total de 5593 pozos, de los cuales 2030, aproximadamente, estan

activos.

AN TOME

AREA TRADICIONAL

YOPALES SUR™—~MG

Levantamiento
' Sismico 3D Melones

Oeste 1997 (84 Km?)

FAJA DEL ORINOCO

Figura 2.2. Ubicacién Geografica del Campo Melones

2.2.1.1. Resena Geologica y Estratigrafia del Distrito San Tomé:
e Formaciones de interés. Caracteristicas geoldgicas:
Basamento: Consiste de rocas igneas y metamorficas, especialmente gneis

meteorizado, hacia la parte superior.

Cretacico: Caracterizado por areniscas de espesores medianos a delgados
intercaladas con lutitas y limolitas de espesores variados, depositados en ambientes
fluvio deltaicos a marino someros, con edades que varian de Cenomaniense a

Maestrichense.

Merecure: Se caracteriza por la presencia de areniscas semi consolidadas de grano
fino y color claro, de buenos espesores, con algunas intercalaciones delgadas de
lutita; estos cuerpos de arena estan asociados a ambiente fluvio deltaicos,
observandose el apilamiento de canales en ciertas éareas, producto de fuertes
pulsaciones progradantes, en respuesta a un volumen de acomodacién mas 0 menos

constante. Las edades varian de Oligoceno a Mioceno inferior.
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Oficina: Esta caracterizada por areniscas y lutitas alternadas con intercalaciones de
limolitas y ocasionales lignitos, con edades de Mioceno inferior a medio. De acuerdo
a los patrones observados en los registros esta formacion puede dividirse en cuatro
unidades:

Oficina basal: Esta unidad abarca la seccion comprendida entre las arenas S5 y U1,
se caracteriza por el desarrollo de buenos paquetes de arena, pero de menor

extension con respecto a la formacién Merecure.

Oficina inferior. Se caracteriza por ser un intervalo predominantemente lutitico, con el
desarrollo de pocos cuerpos de arena. Comprende la seccidn existente entre las
arenas LO y S4.

Oficina medio: Comprende la seccion existente entre las arenas C2 y K, en la parte
inferior de esta seccion se presenta un mayor desarrollo de cuerpos de arena, muy
parecidos a los encontrados en el intervalo infrayacente. Hacia la parte superior se
desarrollan cuerpos de arena masivos, de gran extensién areal, con tendencia

granocreciente hacia el tope, los cuales representan los grandes acuiferos del area.

Oficina superior. Se caracteriza por la presencia de cuerpos masivos de arena,
apilados en ciertas areas, con tendencias granocrecientes hacia el tope, en
ocasiones estas arenas se presentan como prospectivas. Esta unidad comprende
desde la arena A0 hasta la arena A10.

Freites: Esta formacién es predominantemente lutitica, excepto en su parte basal
donde se desarrollan arenas masivas de gran espesor, depositadas durante el
Mioceno Superior.

Las Piedras: Se caracteriza por sedimentos de grano fino a medio mal consolidados.

e Complejidad geoldgica del area:
Los crudos de los yacimientos del Area Tradicional se han producido de areniscas del

Mioceno-Oligoceno, pertenecientes a las formaciones Merecure, Oficina y Freites. En
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cuanto a la petrofisica promedio regional, la porosidad varia entre 25 y 30%, la
saturaciéon de agua connata es cercana al 20%, la permeabilidad varia de 1 a 5
Darcies y el °API de los crudos entrampados esta entre 9.5y 16 °API.

La formacién Oficina, situada en el flanco sur de la subcuenca de Maturin y
cuyo eje tiene un rumbo este-noreste con declive suave en esa misma direccién,
buzamiento regional de 2 a 4 grados hacia el norte con aumento gradual hacia el eje
de la Cuenca Oriental y abarcando una superficie de aproximadamente 11300 Km?,
es la unidad estratigrafica mas importante, esto debido a su producciéon de
hidrocarburos y las reservas remanentes presentes (alrededor de 12 MMMBN).
Posee una extraordinaria variedad de tipos de areniscas recipientes formadas por
depodsitos fluviodeltaicos a marinos, canales distributarios, barras de meandros y
costaneras, abanicos de rotura, etc.

La Formacion Merecure, es la segunda unidad en produccién de hidrocarburos,
la misma se hace mas espesa hacia el area mayor de Oficina con una produccion
acumulada de 22 MMMBN y unas reservas remanentes de 139.817,0 MMBN.

El régimen tectdnico del area es de tipo extensivo, caracterizado por un sistema
de fallas normales de rumbo este-oeste, noroeste-sureste y noreste-suroeste y una
serie de fallas de compensacion de salto pequeno. Todas estas fallas, en
combinacién unas con otras forman las trampas de hidrocarburo en el area, donde
adicionalmente se observan cambios fuertes de buzamiento en las arenas
prospectivas.

Las arenas de la formacién Oficina son recipientes que individualmente tienen
poca extensién lateral a cambio de una prolifica distribucidn vertical. Frecuentemente
no se aprecia bien si dos o0 mas arenas estratigraficamente cercanas presentan o
presentaron comunicacién entre si. Otras veces sélo estdn separadas por intervalos
lutiticos delgados cuya efectividad como barreras a la intercomunicacion entre arenas
puede ser dudosa, especialmente durante aquella etapa en que la cobertura era
insuficiente para producir una compactacion efectiva en las lutitas.

En la figura 2.3 se presenta un corte estratigrafico y sedimentoldgico

caracteristico de la region.
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Fig. 2.3. Descripcion Estratigrafica y Sedimentolégica del Area Mayor de Oficina.

Todos los yacimientos comerciales de petrdleo y gas en el Area Mayor de

Oficina estan en areniscas de las formaciones Oficina y Merecure, aunque se han

encontrado indicios de petréleo en el grupo Temblador del Cretacico infrayacente.

Las arenas van desde poco consolidadas a muy duras y son de grano fino a medio.

La extension lateral de las arenas también es variable, desde considerable hasta

formar canales angostos. La formacion Oficina proviene del Mioceno Medio-Inferior.

La litologia encontrada en ella corresponde a regulares capas de areniscas y capas

menores de lutita; algunas de estas lutitas son calcareas, alternando con delgadas

capas de carbdn (lignitos). En esta formacién, las arenas presentes se identifican con

las letras desde la A0 (la mas joven) hasta la U1 (la mas antigua) incluyendo la arena
R4 a ser estudiada. La formacién Oficina se encuentra depositada concordantemente
sobre la formacion Merecure.

El origen de los hidrocarburos en el Area Mayor de Oficina fue explicado por

Hedberg, et. al (1947), quienes enunciaron una teoria sobre el origen del petréleo en
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sitio, y segun la cual " ... el petréleo producido en el Area Mayor de Oficina tuvo su
origen, principalmente, en las lutitas inmediatamente por encima y por debajo de
cada una de las arenas productoras, el cual emigré lateralmente por distancias
moderadas en estas arenas, dentro del Area de Oficina”.

Aunque los datos disponibles indican que existen areas de acumulacion de
petréleo relativamente locales, la migracién requirié definitivamente cierta cantidad de
emigracion lateral, que al parecer tuvo lugar en direccidn radial desde el centro de la
Cuenca Oriental, (predominantemente en direccion meridional o sur-occidental) y
hacia arriba del buzamiento regional.

Esta emigracion lateral radial no fue considerada como la teoria alternativa de la
emigracién local, sino como una tendencia constante y regional, valida inclusive para
los bloques fallados locales. Sin embargo, la presencia de las fallas este-oeste lleva a
pensar en una génesis de hidrocarburos dentro de la zona, delimitada por dos fallas
mayores y una corta emigracion hacia el sur hasta la falla barrera. La mayor parte del
petréleo producido en el Area Mayor de Oficina y el Area Mayor de Temblador se
encuentra entrampado contra alguna de las fallas mayores de rumbo este-oeste.

Los buzamientos paleoambientales han cambiado en varias oportunidades el
sentido de los fluidos, primeramente cambi6 en sentido este-oeste entre Saban y el
norte de Anzoategui hace 20 millones de afos, luego se produjo otro cambio hace 15
millones de afios y finalmente en Anaco y la parte oriental del Area Mayor de Oficina
se produjo algo semejante hace 5 millones de anos.

En estas regiones, los crudos generados en rocas mas antiguas han debido
tener vias de emigracion distintas de aquellos petréleos generados mas tarde y de
fuentes mas jovenes. En general, las caracteristicas de los fluidos acumulados en los
yacimientos y los procesos migratorios se ajustan mas a soluciones de hidrocarburos
en aguas de formacién antiguas, que en aguas contenidas en las formaciones
porosas y permeables mas recientes.

Como ya se ha indicado, el buzamiento de los planos en el sistema de fallas
mayores es unas veces hacia el norte y otras hacia el sur y las acumulaciones se
presentan en ambos tipos de desplazamiento. Sin embargo, quizas debido a la mayor
abundancia de fallas con desplazamiento al sur, se observa que un mayor numero de
campos y mayores acumulaciones de crudo tienden preferencialmente a este

sistema.
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En cuanto al entrampamiento, es necesario mencionar que los tipos de trampas
encontradas son principalmente dos:

1) Las estructural-estratigraficas, que son las mas abundantes en la formacién

Oficina y donde pueden citarse como ejemplo los canales fluvio-deltaicos
cortados por fallas y

2) Las estratigraficas.

También se completan otros accidentes estratigraficos y tecténicos, entre los
cuales se destacan los canales de arena con desaparicion lateral de la porosidad y
limitacién inferior de los contactos agua-petréleo; la oblicuidad entre los rumbos de la
falla y el homoclinal con desaparicion lateral de la permeabilidad, la falla oblicua del
sistema noroeste o noreste y finalmente la oblicuidad del rumbo del homoclinal con
respecto al rumbo de las fallas.

La reduccién de la permeabilidad se presenta principalmente por el contenido
de arcilla y limo-arcilla. En general, mas al norte (cerca del eje de la cuenca) existe
una disminucion de porosidad y permeabilidad debido a la compactacion de las
arenas y su cementacion por el contenido de los carbonatos, sin embargo, otros
factores que afectan esta distribucion de las caracteristicas petrofisicas de las
arenas, es que algunas de éstas van de limpias a sucias, mientras que otras
muestran compactacion; a esto también se le une la distribuciéon en el tamafo de los
granos segun la geometria de los canales, particularmente cuando se trata de una

forma concava (relleno de canal) o convexa (espolones o diques naturales).

2.2.2. Caracteristicas del Campo Melones.

El area de estudio (Campo Melones) se ubica en el flanco sur de la Cuenca Oriental
de Venezuela y cubre aproximadamente 700 Km? Esta localizado a unos 50 Km. al
sureste de San Tomé, en el estado Anzoategui, y tiene un total de 450 pozos
perforados. El &rea esta enmarcada dentro de las coordenadas UTM (N.- 953100, E.-
390800, N.-971900, E.- 428000) con Datum La Canoa, estado Anzoategui. (Ver
figura 2.2).

2.2.2.1. Caracteristicas geologicas generales del Campo Melones:
El Campo Melones presenta estratos con buzamiento suave al norte, y el patrén de

fallamiento corresponde a fallas normales tipicas de un régimen extensivo. Se
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observan dos direcciones preferenciales de fallamiento, una en sentido Este — Oeste
y otra con sentido Suroeste — Noreste, ambos con desplazamientos variables entre
50 y 200 pies. En general, los yacimientos petroliferos se localizan al norte de estas
fallas. El entrampamiento es resultado de la combinacion de efectos estructurales
(fallas normales al sur y buzamiento regional al norte) y efectos estratigraficos
(acufiamiento lateral de arenas en sentido Este — Oeste). Estas condiciones de
entrampamiento son tipicas en todo el flanco sur de la cuenca, sin embargo, hacia el
norte las caracteristicas de entrampamiento son mas complicadas desde el punto de

vista estructural.

2.2.2.2. Resena histérica del Campo Melones:

El Campo Melones inicié su etapa de desarrollo con el propio descubrimiento del
campo, esto fue en el afno 1956 con la perforacion del pozo MM-401. Esta primera
etapa se caracterizé por la perforacion de pozos verticales en arreglos hexagonales
de siete pozos invertidos y con un espaciamiento de 620 metros entre ellos. También
se realizaron algunos intentos modestos de inyeccién alterna de vapor y combustién
in situ, pero lamentablemente todos con resultados no satisfactorios.

En el afio 1979, con la importancia dada al desarrollo de la Faja del Orinoco, se
reinicio la perforacién de pozos en el campo Melones, éstos fueron tanto verticales
como direccionales y principalmente en la arena “MU”. De igual manera, se iniciaron
proyectos agresivos de inyeccion alterna de vapor y para lo cual fueron perforados
mas de 80 pozos, sin embargo, la caracteristica de esta arena (gran volumen de
petréleo y con un contacto agua - petréleo en casi toda la extension del yacimiento),
restringié la produccién de crudo bajo esquemas convencionales de pozos verticales
y produccién en frio, por lo que esta segunda etapa culminé en 1982 con la
necesidad de desarrollar nuevas estrategias de explotacién y de incorporar estudios
integrados a futuro. Sin embargo, entre 1982 y 1984, se continud produciendo el
campo bajo los esquemas convencionales.

Para 1984 se integra al Campo Melones, el Campo Melones Central, que
contaba para la época con un potencial de producciéon de 14.000 BPPD. Este campo
fue descubierto con el pozo MEL-1 en el afo 1972, y para el momento de la
integracion, contaba con 137 pozos y un proyecto de inyeccién alterna de vapor en

progreso. El arreglo de pozos implantado en este campo fue basicamente el mismo
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que en Melones, con la Unica diferencia de que el espaciamiento utilizado en
Melones Central fue de 720 metros. El total de pozos perforados en el campo alcanzé
el numero de 389 desde 1984 a 1993, periodo en el que se continud produciendo la
mayoria de los pozos en frio y con un mediano nivel de actividad en inyeccién. Sin
embargo, los resultados de la inyeccién ahora si fueron positivos desde el punto de
vista de recobro.

En 1994 se inicid una nueva etapa en el desarrollo de Melones (la tercera) y
comenzd con la campana de perforacion de 10 reentradas horizontales a pozos
existentes, la cual se continia en 1995 con 19 reentradas horizontales adicionales.
Luego se detuvo el programa de reentradas y se inicid (en 1995) la perforacion de
pozos horizontales nuevos. Este periodo continud y se incluye el afio 1997 (en el que
se grabaron los 84 Km? de sismica 3D ubicados en el sector oeste del campo), para
entonces se disponian en el area un total de 76 pozos entre verticales vy
horizontales. La camparna de perforacion culmind en el afo 1998 cuando se habian
completado 55 pozos horizontales nuevos, los que sumados a las 29 reentradas,
totalizaban 84 pozos horizontales completados en el campo.

2.2.2.3. Mecanismos de produccion:

El mecanismo de produccidn prevaleciente en los yacimientos es el empuje por gas
en solucién, esto se desprende de un analisis de agotamiento realizado, en base al
porcentaje de vaciamiento y el porcentaje de declinacion de la presién del yacimiento
MS-446, Arena S5, que es para el cual tenemos al menos una medicion de presion,
sin embargo, extenderemos estos datos al resto de los yacimientos. Se descarta el
empuje hidraulico debido a la escasa magnitud de los cuerpos de agua, su
proporcién respecto de la zona de petroleo y la tendencia reflejada en la historia de
produccién de los pozos.

2.2.3. Resumen histoérico de produccion de la arena R4 yacimiento MS-435.

El gran volumen de Petréleo Original en Sitio de la arena R4, yacimiento MS-435 y el
bajo nivel de petréleo producido, revelan la necesidad de hacer una re-evaluacion a
este yacimiento. Por ello, se hace necesario un resumen de los aspectos mas

importantes en la historia de produccion del mismo. Esto se dispone seguidamente:
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Para comenzar, es preciso resaltar que este yacimiento sufri6 una modificacién
muy importante en cuanto a sus reservas estimadas, ya que se hizo una re-
interpretacidén del contacto agua-petréleo y se identificé una importante capa de gas.
Inicialmente, el yacimiento MS-435, arena R4 era considerado, segun el Informe
Anual de Exploracion y Produccion de PDVSA Unidad de Explotacién Pesado Oeste
de Noviembre de 1998, como un cuerpo sedimentario ubicado a 3494 p.b.n.m. y
ocupando un area de 1.354 acres, espesor promedio de 19 pies y porosidad de 25%.
De esta manera el POES era de 20,7 MMBIs y considerando un FR de 10%, se
disponian de reservas recuperables por el orden de los 2,1 MMBIs. Adicionalmente,
el yacimiento tenia una presién inicial igual a la presién de burbujeo (1600 Lpc
aproximadamente) acumulando, hasta entonces, 74.000 Bls de petr6leo producidos.

Posteriormente (Diciembre de 2000), debido al cambio de la interpretacién
geoldgica, se caracteriz6 al yacimiento como una unidad de crudo pesado de 11
°API, ocupando un area de 4.004 acres y espesor y porosidad promedio de 13 pies y
25% respectivamente (caracterizacion actual). De esta manera, el yacimiento cuenta
oficialmente con un Petréleo Original en Sitio de alrededor de 67,737 MMBIs, un
factor de recobro estimado en 10% y un volumen de Petr6leo Producido (hasta la
fecha) de 1,53 MMBIs.

Dada la nueva re-interpretacién, se determiné la presién inicial del yacimiento
en 1600 Lpc y se calculd la presion de burbujeo del hidrocarburo en 3500 Lpc. Esto
indica la presencia de un yacimiento de petréleo saturado que cuenta con una capa
de gas con aproximadamente 11,117 MMMPCN. Si se suman las reservas propias
del Gas en Solucién (16,663 MMMPCN), dan un total de gas en el yacimiento de
27,78 MMMPCN. Considerando un factor de recobro de 80% para el gas, el volumen
total de gas recuperable en el yacimiento esta en el orden de 22,224 MMMPCN, del
que se han producido 30,11 MMPCN.

Este gran volumen de gas en el yacimiento MS-435, arena R4 es una de las
causas por las que toma mayor importancia el estudio e interpretacién de un nuevo
modelo geolégico, que permita gerenciar efectivamente el yacimiento. Este estudio
debe incluir no sélo la geofisica, la geologia y la petrofisica (para generar un mejor
modelo geoldgico del cuerpo sedimentario), sino también la ingenieria de yacimientos
y de produccidn, esto con el objeto de seleccionar aquel esquema y método de

produccién que evite canalizaciones a través de las zonas de buena porosidad y/o
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permeabilidad que se identifiquen; ademas, del diseno de posibles planes de
recuperacion del G.O.E.S. para tratamiento.

Por otra parte, el yacimiento MS-435, arena R4 fue sometido en el afio 2000,
junto con otros yacimientos del mismo campo, a un proceso de simulacién numérica
con la ayuda de la herramienta ECLIPSE 100, por parte de la Sala de Estudios
Integrados de Yacimientos Pesado Oeste. Alli se recoge que el yacimiento MS-435
arena R4, segun ese estudio, estq asociado a un C.A.P.O. a 3565 p.b.n.m. y un
C.G.P.O. a 3400 p.b.n.m. Dicho estudio lo clasifica como uno de los prospectos mas
interesantes del area, ya que con un solo pozo activo hasta Marzo de 2000 (el pozo
horizontal MEL-183 completado en Agosto de 1998), habia acumulado un total de
306.000 Bls de petréleo, 2.300 Bls de agua y 14,3 MMPCN de gas en un periodo de
2 anos aproximadamente.

El pozo MEL-183 del yacimiento MS-435, arena R4, adicionalmente, fue
seleccionado como pozo modelo (debido a que el yacimiento R4 era el menos
drenado de todos los yacimientos que se estudiaron) para hacer una importante
prueba. La idea era hacer la simulacién del comportamiento de produccion, mediante
la evaluacién de la diferencia en perforar lineas de tres o cuatro pozos verticales y
compararla con un pozo horizontal. También la muestra de crudo de este yacimiento
fue considerada como O¢ptima para analisis PVT debido a que fue tomada al
comienzo de la vida productiva del yacimiento, esto porque se garantizaba que las
propiedades del fluido reflejaban las mejores condiciones originales. El resultado de
este estudio fue que la mejor forma de drenar este yacimiento era con la perforacién
de cuatro (04) pozos horizontales nuevos.

Esta programacién de perforacion fue ejecutada a mediados del afio 2000 vy
comienzos de 2001, obteniéndose grandes éxitos. Sin embargo, el yacimiento aun
cuenta con importantes areas de crecimiento y, por otra parte, se necesita mayor
informacién de geologia, con la intencion de mantener los pozos con buen potencial

de produccién y evitar caidas de potencial debido a sus grandes reservas de gas.
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3

METODOLOGIA DE TRABAJO

3.1. RECOLECCION DE INFORMACION Y ELABORACION DE BASE DE DATOS
Antes de dar inicio al desarrollo del estudio de Caracterizacion Fisica del Yacimiento

MS-435, arena R4, se procedio6 a realizar una recoleccién y revisién detallada de toda
la data relacionada con dicho yacimiento, existente en la Unidad de Explotacion
Pesado Oeste del Distrito San Tomé. A continuacion una breve descripcion de la data
recolectada y revisada:

3.1.1. Recoleccidn y revision de la informacion relacionada con pozos.

En esta parte se recolecté y revisé toda la informacién de perforaciéon, completacién y

produccién de cada uno de los pozos ubicados en el area del cubo sismico tomado

en el Campo Melones Oeste en el afio 1987. La informacién recolectada y revisada
fue la siguiente:

e [dentificacion de los pozos, Empresa Operadora, datos de elevacion de la Mesa
Rotaria y las coordenadas geograficas de los pozos. Todos tomados de la base de
datos de PDVSA.

¢ Registros de pozos, copias en papel y en formato digital: tipo, calidad, tipo de fluido
utilizado durante el registro, caracteristicas del fluido, equipos utilizados en el
registro, escala de valores del registro, etc. Adicionalmente se cotejaron los
registros en papel y en digital a fin de determinar su autenticidad. Se recolecté la
informacién de 54 pozos ubicados dentro del area de la sismica 3D. Todos estos
tomados de la base de datos de PDVSA.

e Estratigrafia cargada en el sistema automatizado de pozos: se revisaron los topes
de la arena R4 en cada uno de los pozos. Se encontraron topes mal
correlacionados y se corrigieron tomando como referencias los pozos marcadores
MEL- 106, MEL-107, MEL-109 y MEL-182.

e Datos de desviaciones de pozos horizontales y desviados en la base de datos de

PDVSA: se cargaron aquellos pozos que no las tenian.
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e Informacién de produccién por pozo de la base de datos corporativa: se tomaron
todos los pozos ubicados en el area en estudio.
e Mapa base oficial.

e Documentos e informes de estudios previos en el area de estudio y areas vecinas.

3.1.2. Recoleccidn y revision de la data sismica.
El cubo sismico 3D que sirve de base a este estudio de caracterizacion, fue tomado
en el ano 1987, en el area conocida como Melones Oeste del Distrito San Tomé.

Por condiciones propias de PDVSA, la adquisicion y el procesamiento de la data
sismica son realizados por empresas especializadas en el ramo y supervisados por
ingenieros geofisicos de la casa Matriz. Una vez realizadas estas actividades, se le
entrega a PDVSA el cubo sismico para su posterior calibracion e interpretacion, las
cuales, si son realizadas por personal de dicha empresa. En este caso, a pesar de
que el cubo sismico habia sido calibrado e interpretado en otros horizontes, se
recibié un cubo sismico sin calibrar y sin interpretar. Estas actividades se realizaron
en el desarrollo del trabajo y se detallaran mas adelante.

En resumen los datos mas importantes del cubo sismico son:

Tipo de Sismica: 3D

Ubicacién: Campo Melones Oeste del Distrito San Tomé
Extension: 84 Km?

“Inlines”: 640

“Crosslines”: 970

3.1.3. Elaboracion de la base de datos.

La base de datos del proyecto fue creada sobre la plataforma de LandMark Suite
Geographix, utilizando los datos cargados en la base de datos corporativa de PDVSA
(FINDER).
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3.2. INTERPRETACION SISMICA. MODELO ESTRUCTURAL
El propdsito principal de los levantamientos sismicos es determinar las estructuras

geolégicas del area bajo estudio. Esto se logra, trazando eventos geoldgicos

identificables en las secciones sismicas y realizando los correspondientes mapas en

tiempo y profundidad.
Una forma de lograr lo planteado, es tomar la data sismica y realizar paso a
paso las actividades que se listan a continuacién:

e Identificacién del problema.

e Recopilaciéon y revision de mapa base, lineas sismicas, “timeslices”, tiros de
verificacion y sismogramas sintéticos (si existen).

e Familiarizacién con la data.

e Generacién de los sismogramas sintéticos a partir de registros (sénico y
densidad).

e (Calibracién del cubo sismico.

e Seleccidén e identificacion de los horizontes reflectores a estudiar sobre cada
“inline” y “crossline”. Estos deben correlacionar con los sismogramas sintéticos del
area.

e Interpretacion de fallas y céalculo del salto de cada una.

e Conversion tiempo - profundidad: generacién de las tablas TZ a partir de los
tiempos de cada horizonte y los topes de los pozos.

e Elaboracion de Mapas Estructurales en tiempo y en profundidad: una vez
interpretados los horizontes de interés, se elaboran mapas de contorno en tiempo
y en profundidad.

e Mapeo de las fallas sobre los mapas en tiempo y profundidad.

e Integracion de la Interpretacion Sismica Estructural

El modelo estructural del area de estudio, se elabor6 a través de la
interpretacién de reflectores sismicos, convertidos de tiempo a profundidad,
asociados a eventos geoldgicos observados en registros de pozos. Ademas de estas
actividades, se realizé un analisis de los atributos sismicos, una técnica mas
avanzada que permite confirmar los resultados obtenidos de la interpretacién de los

reflectores sismicos.
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Todas estas técnicas sirvieron de soporte a las interpretaciones estructurales
que permitieron establecer el modelo estructural del area. A continuacion las etapas

que se cumplieron:

3.2.1. Sismogramas sintéticos.

La generacién de los sismogramas sintéticos fue un paso indispensable para la
interpretacidn sismica, ya que a través de ellos se obtuvo la calibracién sismica-pozo
que permitié identificar las respuestas sismicas asociadas a los horizontes del
subsuelo. Fueron creados con la herramienta "SynView”, dentro de la aplicacién
“Seisvision” de Landmark Suite Geographix, con lo cual se logré ilustrar la relacién
entre los eventos geologicos y geofisicos, y de esta manera correlacionar la

informacién sismica en tiempo con los pozos via unidimensional.

¢ Procedimiento:
Para la elaboracién de los sismogramas sintéticos se dispuso de un total de 3 “Check
shot” (disparos de verificacién) correspondientes al campo Melones Oeste. De igual
manera fue necesaria la siguiente informacién: registros soénicos, registros de
densidad, topes geoldgicos correlacionados, profundidad final de perforacion,
elevacion de la mesa rotatoria y coordenadas de pozos. El procedimiento seguido
fué:

1- Se seleccionaron los registros sénicos y de densidad para los pozos escogidos. El
programa automaticamente procedi6 a multiplicar los valores de velocidad
obtenidos del registro sénico, por los valores de densidad tomados del registro de
densidad. Previamente aplicé la funcién de los “Check Shots” a dichos registros.

2- La funcién de reflectividad generada por la multiplicacion se convolucion6 con un
modelo de ondicula extraida de la sismica real (> “extract wavelet),
obteniéndose asi el sismograma sintético.

3- Posteriormente se desplegd el sismograma sintético sobre 12 trazas sismicas
reales justo alrededor del pozo analizado.

4- Por ultimo, se procedié a ajustar la sismica real con el sismograma sintético,
descifrando asi qué respuesta sismica asociaba a los horizontes correlacionados

segun geologia.
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La figura 3.1 muestra el sismograma sintético del pozo MEL-106, donde se

siguié todo el procedimiento antes descrito.
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Figura 3.1. Sismograma sintético para el pozo MEL-106.

3.2.2. Mapas estructurales en tiempo.

La interpretacién sismica se basa en dos (2) grandes principios:

1.- Continuidad: propiedad por la cual un evento o pulso sismico puede ser
reconocido en trazas sucesivas.

2.- Correlacién: proceso de reconocimiento de patrones. Se utiliza para relacionar
eventos a través de zonas de discontinuidad o para relacionar reflexiones de una
linea a otra.

Una vez seleccionado un reflector (marcador) en una zona donde pueda
definirse su continuidad, éste se sigue a lo largo de toda la informacién sismica. Al
perderse la continuidad del evento, se deja el espacio sin interpretar, continuando su
seguimiento en areas donde, por medio de la correlacion, se puede identificar de

nuevo el mismo evento.
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Normalmente, la identificacion geoldgica de una reflexién sismica requiere de la
presencia de pozos lo suficientemente profundos para lograr una buena correlacién
con los datos sismicos.

Un levantamiento sismico se lleva a cabo de tal manera que las lineas formen
un mallado o volumen de datos del area bajo estudio. Esto permite el seguimiento de
los eventos pasando de una linea a otra, a través de procesos de "amarre", hasta
completar la identificacién del evento a lo largo de toda la informacién.

En este estudio se interpretaron los horizontes asociados a la arena R4 y al

Basamento.

e Creacion de horizontes:

Esta actividad se hizo en la aplicacién “Seisvision” de Landmark Suite Geographix, de

la siguiente manera:

1) En primer lugar, se le asignaron los siguientes atributos al horizonte en tiempo
creado: opcion de interpretacién (+/-) (debido a que el mismo coincide con el
cambio de amplitudes de mayor a menor - color rojo), tipo de "track" (modo de
interpretacién), autodip en las zonas que mostraban buena resolucién sismica y
point en las zonas donde se hacia necesario continuar el horizonte de forma
manual siguiendo las tendencias generales, ya que la sismica no proporcionaba
clara definicién. Finalmente, un nombre y un color para el horizonte.

2) Lainterpretacion del horizonte reflector se realizé cada 10 “In Line” y “Cross Line”,
luego se utilizd la opcién de interpolacion proporcionada por la aplicacion
"Interpolation”, de “Seisvision”.

3) Un elemento de suma importancia utilizado fue el poligono de correlaciéon, con el
cual se podia tomar una porcion de linea sismica en un lugar y posteriormente
moverlo a otra zona en la cual se hacia complicado identificar el reflector, debido
generalmente a fallas, saltos, acufnamientos, pérdida de resolucion, etc.

3.2.3. Interpretacion de fallas.

Se comprobaron y validaron las fallas sobre las lineas sismicas con los siguientes

criterios:

1) En primer lugar se observé el mapa estructural de la arena R4 generado en
tiempo y se asignaron posibles fallas en aquellas zonas donde se observo un
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marcado contraste de amplitud. Simultdneamente se observaban la “In Line” y la
“Cross Line” que cruzaban dicha regién de anomalia, con el objeto de comprobar
la posible falla. La idea era revisar la estratigrafia de la linea en cuestion
buscando zonas con posibles discordancias, interrupciones en los ciclos
depositacionales u otros que justificaran, desde el punto de vista geoldgico,
quiebres, interrupciones o saltos en los reflectores.

Luego se procedid a la correlacion de las posibles fallas en las lineas sismicas
haciendo un seguimiento a través de cada traza. Esto de tal modo de delimitar su
radio de accién y conocer su extension. La idea era generar el poligono de fallas.
Primero se correlacionaron las fallas mas grandes, y luego las pequenas, y se le
otorgd a cada falla interpretada un color y un nombre.

Dicho poligono de fallas fue finalmente exportado a “GeoAtlas” de Landmark Suite
Geographix, donde se corrigieron y perfeccionaron.

La figura 3.2 ilustra la interpretacion de horizontes y fallas en lineas sismicas.

Figura 3.2. Interpretacion de horizontes y fallas en las lineas sismicas.

3.2.4. Mapa en profundidad de la arena R4.

El horizonte sismico de la arena R4 ya habia sido creado en tiempo para servir como

elemento de control estructural en la conversién a profundidad (debido a la alta

resolucibn que muestra) y convertido a profundidad, a partir del modelo de

velocidades generado, es decir, ya se contaba con la calibracion entre la geologia y

la geofisica y se disponia del marco estructural. Esto se realiz6 en la aplicacion

“Seisvision” y a partir de alli es posible proceder a la extraccion de los atributos

sismicos.
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3.3. MODELO GEOLOGICO

La metodologia seguida para la evaluacion geolégica de la arena R4, yacimiento MS-
435, fue la siguiente:

3.3.1. Correlaciones de pozos.

Una de las primeras acciones del proyecto fue la recopilacién y validacién de los
topes y bases estructurales en los 54 pozos ubicados dentro del area estudiada y que
atravesaban la arena R4. Para ello el método utilizado se basé en la interpretacion e
integracién de varios tipos de informacién basica, como fueron los registros de pozos,
informacion de la data sismica 3D y referencias de estudios anteriores.

En primer lugar, se inicié con la creacion de varias secciones estratigraficas,
que permitieron validar las caracteristicas de sedimentacion, estratigrafia vy
deposicién de la arena, analizando las respuestas electrograficas en los registros de
los pozos dentro de dichas secciones. La figura 3.3 es un ejemplo de secciones
estratigraficas obtenidas en este estudio.

Seccion Estratigrafica Este Oeste Nro1.

6027 U 7288 10 2259

Ms-417 Ms-436 MS-434 Ms-458

e : =il
EEEES NS . - s E =
- ::::/% _ K

Figura 3.3. Seccion Estratigrafica.

Los perfiles mas usados en esta tarea fueron aquellos cuyas respuestas se
encuentran mas influenciadas por los cambios litolégicos que por las caracteristicas
de las rocas o los fluidos almacenados en ellas. Estos registros son el de Rayos
Gamma (GR) y el Potencial Espontaneo (SP), siendo mas confiable el primero. La
aplicacién utilizada fue “XSection” de Landmark Suite Geographix.

3.3.2. Mapa de electrofacies.
Para la determinacién de las electrofacies se utilizaron los perfiles de pozos. Con

ellos se pudo establecer una columna litologica vertical e identificar las secuencias

131



sedimentarias y la correlacién de secciones de un pozo a otro. Asi, el analisis de las
formas de las curvas Gamma Ray y SP, de los pozos dentro del area de estudio
permitié identificar la direccion preferencial de deposicién y las caracteristicas mas
sobresalientes del cuerpo sedimentario

El mapa de ambiente sedimentario (mapa de electrofacies) fue realizado
colocando en escala reducida la seccién de los registros GR y SP de la Arena R4
justo encima de las coordenadas del pozo en un mapa base a escala (1:10000). Para
ello se utilizé la aplicacion “GeoAtlas” de Landmark Suite Geographix.

Finalmente, después de analizar las caracteristicas de las mencionadas curvas,
se compararon dichas respuestas con los ambientes sedimentarios teoricos
(tendencias granocrecientes o granodecrecientes), de tal modo de interpretar el tipo
de cuerpo sedimentario, la direccidn preferencial de la deposicién y el nombre de las

electrofacies en cada pozo dentro del cuerpo arenoso.

3.3.3. Estudio del ambiente sedimentario y deposicional.

Se realiz a partir del mapa de electrofacies y consistié en dar un sentido geoldgico a
las respuestas electrograficas de los registros de cada pozo y al espesor de arena,
entre otros.

Asociando estas respuestas, y después de realizar una importante consulta
bibliografica de estudios previos de sedimentologia, analisis de nucleos y de
estratigrafia, fue posible asignar facies sedimentarias a cada pozo. Estas, de algtn
modo permiten explicar el evento geoldgico que provoco la deposiciéon de la Arena
R4 en el Campo Melones, también su direccion preferencial de sedimentacion y, en
general, otras caracteristicas relevantes que permiten inferir como se formé6 este

fendbmeno geoldgico natural.
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3.4. MODELO PETROFISICO

El estudio del modelo petrofisico de la arena R4, yacimiento MS-435, se hizo

integrando la geologia y la ingenieria de yacimientos para definir las caracteristicas
del flujo de fluidos dentro del medio poroso. Para ello se utilizé la aplicacién “PRIZM”
de Landmark Suite Geographix.

En este analisis petrofisico se pudieron relacionar, las propiedades fisicas y
texturales de la roca para la evaluacion de la seccién de interés, calculando los
valores de porosidad, permeabilidad, saturacién de agua y volumen de arcillosidad
derivados de registros. En general, se respetaron los siguientes criterios de

interpretacion:

3.4.1. Correcciones ambientales de registros de pozos.

Los Registros de pozos fueron disefados para medir las propiedades eléctricas,
acusticas y radiactivas de la formacién y presentar las respuestas en forma continua
a lo largo de todo el pozo. Estas respuestas o lecturas de los dispositivos utilizados
para la toma de registros de pozos, son a menudo, afectadas por las condiciones
ambientales del pozo, es decir, por las condiciones del hoyo, por las condiciones del
lodo, por la salinidad del agua de formacion, etc. Por tal motivo, se hace necesaria la
correccién de dichos perfiles por las condiciones antes mencionadas a efectos de
obtener lecturas mas reales. A continuacién se detallan los registros corregidos por

condiciones ambientales:

3.4.1.1. Correccion del Registro GR:

Este se corrigié por efectos de las condiciones del hoyo y por el peso del lodo. La
ecuacion utilizada fue la siguiente:

Si CALI = NULL= GRC =GR

Sino GRC = GRxSWS _GR _3inCentered _ E(CALI, Mudwt) ............ Ec. (1-38) Cap. 1.

Donde:

GRC: Registro GR corregido.
CALI: Registro “Caliper”.
NULL: Nulo.

GR_3inCentered: Carta de la Schlumberger para corregir por efectos del lodo y las
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condiciones del hoyo.

3.4.1.2. Correccion del Registro de Densidad:

Este se corrigié por efectos de las condiciones del hoyo y por las condiciones del
lodo. La ecuacién utilizada fue la siguiente:

RHOBC = RHOB + SWS _ FDC _ Porl5a _Mud _ E(CALI,RHOB)....... Ec. (1-39) Cap. 1.

Donde:

RHOB: Registro de Densidad.

RHOBC: Registro RHOB corregido.

FDC_Por15a_Mud: Carta de la Schlumberger para corregir por efectos de las
condiciones del lodo y segun las condiciones del hoyo.

3.4.1.3. Correccion del registro Neutrénico:
Este se corrigié por efectos de las condiciones del hoyo, por las condiciones del lodo,
por la salinidad de la formacién y por el tipo de matriz. Las ecuaciones fueron:
a) Por condiciones del hoyo:
PHINC = PHIN + SWS _CNL _ BoreHole _E(PHIN,CALI)........ Ec. (1-40) Cap. 1.
b) Por efectos del lodo:
PHINC = PHIN + SWS _ CNL _ Mudwt _ Ntrl _ E(PHIN, Mudwt)..Ec. (1-41) Cap. 1.
c) Por el tipo de matriz y la salinidad de la formacién:
PHINC = PHIN + SWS _CNL _LS _ FrmSal(PHIN ,30) ............. Ec. (1-42) Cap. 1.
Donde:
PHIN: Registro de Porosidad del Neutrén.
PHINC: Registro PHIN corregido.
CNL_BoreHole: Carta de la Schlumberger para corregir por condiciones del hoyo.
CNL_Mudwt_Nitrl: Carta de la Schlumberger para corregir por condiciones del lodo.
CNL_LS: Carta de la Schlumberger para corregir por el tipo de matriz.
CNL_FrmSal: Carta de la Schlumberger para corregir por la salinidad de la formacion.

3.4.2. Calculo del Volumen de Arcillosidad.
Para evaluar apropiadamente una formacion arcillosa es indispensable conocer el

volumen de arcilla (Vsn) que esta en el seno de la arena. En este estudio el célculo
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del volumen promedio de lutita se hizo a través de la comparacién de las lecturas de
la curva de GR en las secciones de interés y en las lutitas. De esta forma, fue posible
establecer un factor que permitié inferir qué tan arcillosa era una secciéon de interés
respecto a la seccion de deposicidn del cuerpo lutitico mas apreciable y respecto a la
seccién mas limpia (arena prospectiva) del registro. La férmula aplicada fue:

= R =GR Ec. (1-43) Cap. 1.
GR . —GR

shl

Donde GRqmnin 0 GRgn €s la lectura del Gamma Ray en la arena mas limpia del
registro, GRmax 0 GRsn €s la lectura hecha en la seccion de lutita més apreciable
(mas arcillosa) y el GRieiqgo © GRC corresponde al de la arena R4 dentro del Campo
Melones. Las lecturas del GR tanto maximo como minimo se tomaron en secciones
cercanas (hasta 200 pies) de la arena R4 en cada pozo analizado, esto para

incrementar la confiabilidad de la interpretaciéon y en los parametros calculados.

3.4.3. Determinacion de la Porosidad Absoluta y Efectiva.

La determinacion de esta propiedad se logré mediante las lecturas de los perfiles
radiactivos (Densidad y Neutrénicos) corridos a los pozos dentro de la extension de la
Arena R4, Yacimiento MS-435. Estos registros proporcionan, segun estudios de
correlacién con nucleos, valores bastantes aceptables y de utilidad en la evaluacion
de la porosidad en formaciones de interés, siempre haciendo hincapié en la
necesidad de hacer las correcciones ambientales requeridas en cada caso. La

porosidad del registro de densidad (¢, = PHID ) se obtuvo a partir de la siguiente ec.:

B, = P e Ec. (1-44) Cap. 1.
Ioma _pf

Donde pma 0 RhoM es la densidad de la matriz de roca, p, 0 RHOBC es la
densidad leida del registro y perteneciente a la arena de interés R4 y p; 0 RhoF es la
densidad promedio del fluido saturante. En este caso se utilizé una densidad de
matriz de roca igual a 2.65 gr/cc (para rocas de mineral de cuarzo SO,, ya que en
este campo la matriz de roca es arenisca) y se asumié una densidad promedia del
fluido saturante de 1.00 gr/cc, debido a que el fluido que satura los poros en la zona
relativamente superficial investigada por el dispositivo, (alrededor de 6 pulgadas) es

135



mayormente filtrado de lodo, el cual tiene una densidad que fluctia entre poco menos
de 1 hasta 1.1 gr/cc dependiendo de la salinidad, temperatura y presién.
Por otra parte se ley6 directamente del registro neutrdnico la porosidad de la

seccién de interés (¢, = PHIN ). Finalmente, se determin6 una porosidad promedio
(¢, = PHIA) mediante la semisuma de la porosidad por densidad y la porosidad por

neutron:

4 = M ............................................................... Ec. (1-45) Cap. 1.

Sin embargo, tanto las porosidades obtenidas del perfil de densidad como las
obtenidas del perfil de neutréon fueron corregidas previamente por condiciones
ambientales. De esta manera, el perfil de densidad fue corregido empleando la carta
“Por15a Mud” de Schlumberger por efectos del lodo y segun las condiciones del
hoyo. El registro Neutrénico fue corregido por condiciones del hoyo, por efectos del
lodo, segun el tipo de matriz de la herramienta (llevandolo de matriz Limestone o
Caliza a Sandstone o Arenisca) y por salinidad. Para ello se emplearon las cartas
“CNL_BoreHole”, “CNL_Mudwt_NtrlI”, “CNL_LStoSS” y “CNL_SS frm_Sal”
respectivamente, las cuales fueron también proporcionadas por la empresa
Schlumberger.

Finalmente, la porosidad efectiva (g,

= PHIE) se determin6 al multiplicar la

porosidad promedio por el factor de volumen de roca sin lutita, es decir, (1-Vgn):
Broe =0 (L= ) oo Ec. (1-46) Cap. 1

3.4.4. Calculo de la Resistividad del Agua de Formacion.

Se obtuvo a partir del grafico del “Pickett-Plot”, en el cual se establece un “Cross-
Plot” entre la Porosidad Absoluta calculada (PHIA) en el eje “Y” y la Resistividad (RD)
medida por el dispositivo de investigacion profunda en el eje “X”. Obtenido este
grafico se procedié a seleccionar un sector donde los puntos coincidian con la linea
de Saturacién de Agua de 100%, ya que dicho “Cross-Plot” se hizo con las
mediciones hechas en la arena N1-2 bien desarrollada (y cercana a la R4) en su
region de acuifero, que se leyé en el pozo MS-475-Hoyo Piloto; y para asegurarse
que el Ry, sélo seria determinado en las arenas de agua.
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En el mencionado “Cross-Plot”, adicionalmente se encontraban lineas de
saturacién de agua de 0%, 25%, 50% y 75%. Para obtener el valor de la Ry, se
ajustaron los siguientes parametros:

4) Tortuosidad “a” (para trasladar las lineas de saturacion izquierda-derecha),
5) Factor de cementacién “m” (pendiente de las lineas) y

6) Exponente de saturacién “n” (para acercarlas).

Lo anterior se muestra en la figura 3.4.
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Figura 3.4. Gréfica del Picket-Plot para obtener R,,, a, m y n.

3.4.5. Calculo de la Saturacion de Agua y Sy .

La Saturacion de Agua (Swa) es un parametro muy importante dentro de la
interpretacién, ya que su valor incide directamente en la estimacién del P.O.E.S. y
las reservas existentes en el yacimiento. Se obtuvo a partir de la ecuacién de Archie,
la cual, aunque subestima el potencial de hidrocarburos de arenas arcillosas, debido
a que arroja valores de saturaciéon de agua posiblemente mayores a los reales, es la
mas importante de los métodos de interpretacion usados en areniscas limpias o casi
limpias. De esta forma contrasta con los métodos basados en el concepto de fraccion
volumétrica de las arcillas (Vgh), pero que son cientificamente inexactos. La formula

usada fue:
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RD*

S, = (LRM] ........................................................ Ec. (1-47) Cap. 1.

Donde Ry, y los pardmetros a, m y n fueron obtenidos del ajuste en el “Pickett-
Plot” de la figura 3.4, RD es la resistividad medida por el dispositivo de investigacion
profunda y @a.e €s la porosidad promedio de las lecturas corregidas del densidad y del
neutrén.

La Saturacion de Agua Irreductible (Syi), fue obtenida mediante un grafico
lineal del tipo “crossplot”, relacionando la resistividad (RD), con la Saturaciéon de Agua
calculada. Una vez obtenido este gréfico, se traz6 una linea de corte en el eje “X”
(Sw) justo donde la curva, RD vs. S,, de la Arena R4 Yacimiento MS-435, cambia
totalmente de pendiente. Este valor de S,, es el valor de saturacion de agua

irreductible (Swi). Ver figura 3.5.
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Figura 3.5. Obtencién de la Saturacién de Agua Irreductible (S,).

Una vez conocido el valor de Swa se procedié a calcular el volumen poroso
ocupado por agua (BVW). Para ello se utilizo la siguiente ecuacion:
BVW = @ X S iy et eeee ettt et Ec. (1-48) Cap. 1.

Finalmente, el valor de corte de la saturacién de agua (Swcutott), fue obtenido a
partir del mismo gréafico “cross plot” donde se obtuvo Sy. Para ello se busco, qué

valor de S,, correspondia a un valor de R; igual a 10 ohm-m (Resistividad minima de
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las arenas saturadas de petréleo en el area de estudio). Una vez obtenido el valor de
Sweutoff, S€ determinaron los valores de corte de, porcentaje de arcilla (Vghicutoff) Y

porosidad efectiva (PHIEcuwf). En estos casos se utilizaron los graficos “cross plots
Veni Vs Sy y PHIE vs S,,.

3.4.6. Determinacion del Carbon.

Para la deteccion de Carb6n se utilizaron las curvas de Densidad y Porosidad
Neutrén corregidas, ya que su presencia se caracteriza por valores muy bajos de
densidad y muy altos de porosidad. Estos, para poder ser detectados por el software
de LandMark se le aplicé el siguiente discriminador:

Si RHOBC £1.9 y PHINC >0.45 = COAL =1, sino, COAL =0

3.4.7. Determinacion de Arena Neta Total.

Se entiende por Arena Neta Total el espacio de arena limpia sin arcilla, por lo tanto
para determinar su espesor hubo que establecer primero el valor de corte para el Vgp,
es decir hubo que determinar el valor de Vghcuior. POSteriormente se procedié asi:
Discriminador:  PAY =V, SV eeeennmemeemmnmniaieeeennen Ec. (1-49) Cap. 1.

Ecuacion para la Arena Neta Total: ANT = PAY X0.5......ccccoevenn.e Ec. (1-50) Cap. 1.
Corrigiendo la ecuacién anterior por carbén, tenemos:
Si COAL=1= AT =05in0 AT = ANT .......ovveeeeeeeeieeeeeeeeee, Ec. (1-51) Cap. 1.

3.4.8. Determinacion de Arena Neta Petrolifera.
Se entiende por Arena Neta Petrolifera el espacio de arena limpia sin arcilla y
saturada de petroleo, por lo tanto para determinar su espesor hubo que establecer

primero los valores de corte para ¢

ave

oPHIAY S,, , es decir hubo que determinar
los valores de ¢, © PHlcuoft Y Syeuy - POSteriormente se procedio asi:

Discriminador:

Si PAY =1= PAY2=PHIA 2 PHI ,; ¥ Sy, < Sycuy 510 PAY2=0..Ec. (1-52) Cap. 1.

Ecuacion para la Arena Neta Petrolifera: ANP = PAY2x0.5............ Ec. (1-53) Cap. 1.
Corrigiendo la ecuacién anterior por carbon, tenemos:
Si COAL=1= ANTP =05i 10 ANTP = ANP .......ceeeeverieeaererannn, Ec. (1-54) Cap. 1.

139



3.4.9. Determinacion de la Permeabilidad.
En el caso de la determinacién de la permeabilidad se obtuvo a partir de perfiles y

segun la ecuacién de Timur:

93* -2.2
KM = ——— | Ec. (1-55) Cap. 1.

Donde la “derec’ 0 PHIE, es la porosidad efectiva en porcentaje y “Syir” es la
saturacion de agua inicial calculada anteriormente en porcentaje y KM es la
permeabilidad que viene expresada en milidarcies (md).

Para corregir por Carbo6n la Permeabilidad, se utilizo el siguiente discriminador:
SiCOAL=1=K=05ino K=KM ..........c..cceieiiiieaiiiiiaaaaaannnn. Ec. (1-56) Cap. 1.

Todas las ecuaciones y parametros anteriores fueron ingresadas en la seccion
"Interpretation” de “PRIZM”, especificamente a través de "Interpretation> User
Defined Equation>Standard Equations" (ver figura 3.6). Con esta opcion se obtuvo
la solucién al modelo petrofisico mediante la interpretacion de registros de pozos.
Luego los resultados de esta evaluacion fueron exportados como archivos de texto
(formato ASCII) para posteriormente ser ingresados al modelador de yacimientos

“GeoAtlas” como objetivo final.
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Figura 3.6. Plantilla de trabajo en “PRIZM”.
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3.5. CREACION DE MAPAS DE PROPIEDADES PETROFISICAS
Una vez determinadas y calculadas todas las propiedades petrofisicas del yacimiento

MS-435, arena R-4, segun lo establecido en la parte anterior, se procedié a enviar
esta data a la aplicacion “GeoAtlas” de Landmark Suite Geographix, que se
encargaria de procesarla y de elaborar los mapas de isopropiedades. Esta aplicacién
toma la data dura, es decir las propiedades petrofisicas obtenidas en cada pozo en el
horizonte de estudio y les aplica algoritmos matematicos, tales como minimos
cuadrados, para obtener los valores de dichas propiedades en aquellos sitios del
area de estudio que no las posean. Lugo de esto, la misma aplicacion procede a
elaborar los mapas iniciales de isopropiedades, que posteriormente fueron
interpretados y procesados para dar lugar a los mapas de isopropiedades definitivos,
donde se muestran, aparte de las distintas propiedades petrofisicas, la forma vy
tendencia del yacimiento. Los mapas elaborados con esta aplicacién fueron los
correspondientes a las siguientes propiedades: Arena Neta Total (ANT), Arena Neta
Petrolifera (ANP), Porosidad Efectiva (PHIE), Permeabilidad (K), Saturacion de Agua
(Swa) y Porcentaje de Arcilla (Vgp).

3.6. POST-PROCESAMIENTO SISMICO
3.6.1. Extraccion de Atributos Sismicos 3D.

Para el estudio de la Arena R4, en el Levantamiento Sismico 3D de Melones Oeste,
se generaron un total de 60 mapas de atributos sismicos 3D (3 por cada atributo),
utilizando la aplicacién Seisvision de Landmark Suite Geographix y con la opcion

para extraer Atributos Sismicos. Los Atributos Sismicos utilizados en este estudio

fueron:
1) | “AvgAbsoluteAmplitude” 11) | “MaxPeakAmplitude”
2) | “AvgEnergy” 12) | “MaxTroughAmplitude”
3) | “AvglnstantaneousFreq” 13) | “MeanAmplitude”
4) | “AvglnstantaneosPhase” 14) | “ReflectionStrengthSlope”
5) | “AvgPeakAmplitude” 15) | “RMS”
6) | “AvgReflectionStrength” 16) | “SkewAmplitude”
7) | “AvgTroughAmplitude” 17) | “TotalAbsAmplitude”
8) | “InstantFreqSlope” 18) | “TotalAmplitude”
9) | “KurtosislnAmplitude” 19) | “TotalEnergy”
10) | “MaxAbsAmplitude” 20) | “VarlnAmplitude”

Tabla 3.1. Lista de Atributos Sismicos obtenidos en este estudio.
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Los mapas sismicos generados sirvieron para mostrar contrastes o anomalias
en la sismica, que pudieron reflejar fallas, contactos de fluidos y acumulaciones de
hidrocarburos. Esto se hizo integrando la informacién que ellos proporcionaron, con
la interpretacion del ambiente sedimentario, de las propiedades petrofisicas
calculadas y los estudios de geologia del area. También fueron usados para elaborar
los graficos “Cross Plot” entre Propiedades Petrofisicas y Atributos Sismicos, con el
fin de obtener las ecuaciones que rigen el comportamiento de ambos y
posteriormente poder realizar una estimacion deterministica de las propiedades

petrofisicas en aquellos sitios que no posean datos.

3.6.2. Correlacion atributos sismicos - propiedades petrofisicas.

Esta correlacion consisti6 en generar los graficos “Cross Plot” de petrofisica con
atributos sismicos y obtener las ecuaciones que los rigen, con el objeto de poder
estimar de manera deterministica las propiedades petrofisicas en aquellos puntos
donde no se posea informacion de las mismas.

La aplicacién de LandMark utilizada para la creacién de los graficos “Cross Plot”
fue "Zone Manager”. Mediante las ecuaciones obtenidas en dichos gréaficos, fue
posible asignar propiedades petrofisicas a cada uno de los pozos sin informacion de
registros, pero que si poseian un valor de atributo sismico.

En general, el procedimiento consistié en estimar la relacién que existia entre
cada una de las propiedades petrofisicas medidas puntualmente (del registro de
pozo) y los atributos sismicos en ese punto y en resolucion vertical, es decir, se cruz6
la informacion de la curva de propiedad petrofisica interpretada con la curva del
atributo sismico.

Lo anterior se ilustra en la figura 3.7 y fue realizado para los 9 pozos con
evaluacién petrofisica en el modelo, obteniéndose una relacién que permite calcular
la propiedad petrofisica en cualquier punto dentro del area de la sismica a traves del

valor del atributo sismico que contiene.
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Figura 3.7. Flujograma de trabajo para elaboracion de Cross Plot.

En virtud de que el software utilizado para construir los “Cross Plot”, daba como
resultados ecuaciones del tipo lineal, exponencial, polinémicas, logaritmicas y

potencial, se escogi6 aquella con mejor correlacion.

3.7. ESTIMACION DEL P.O.E.S. Y G.O.E.S.
3.7.1. Calculo del POES.
La determinacion del Petrdleo Original en Sitio, el Gas Original en Sitio y las

Reservas Recuperables para el Yacimiento MS-435, Arena R4 fue uno de los
objetivos principales del proyecto. Después de crear el modelo petrofisico fue posible
estimar el P.O.E.S por el método volumétrico.

En este caso, el modelo petrofisico obtenido con la aplicacion “GeoAtlas”
permitié definir un valor de porosidad para cada celda de la malla de simulacién, de
tal modo que la ecuacion para calcular el Petréleo Original en Sitio se convirtié en la
siguiente sumatoria:
~T7758*V,. * @, *(1-S,,)

POES.=)

B -1
2 B [BN] (3-1)

Donde:

Vpe: volumen bruto de cada celda de la malla de simulacion. acre-pie.

@an: porosidad absoluta de cada celda de la malla de simulacién obtenida a través de
la aplicacion “GeoAtlas” de LandMark Suite Geographix. Fraccion.

Swi: saturacion de agua irreductible obtenida a través de la figura 3.5.
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B.i: factor volumétrico inicial del petréleo. BY/BN.

n: numero de celdas de la malla de simulacién en la regién de petréleo.

3.7.2. Calculo del GOES.
El calculé el Gas Original en Sitio en la capa de gas se hizo a través de:

n * %* * ) ‘
G.O.E.S.C = Z 43560 VbCB ¢'<m (1 Sw1)
i=1

[MMPCN] (3-2)

gi

Donde:

G.O.E.S.c: gas original en sitio en la capa de gas.

Vic: volumen bruto de cada celda de la malla de simulacién. acre-pie.

@an: porosidad absoluta de cada celda de la malla de simulacién, obtenida a través de

la aplicacion “GeoAtlas” de LandMark Suite Geographix. Fraccion.

Swi: saturacion de agua irreductible obtenida a través de la figura 3.5.

Bgi: factor volumétrico inicial del gas. PCY/PCN.

n: numero de celdas en la malla de simulacién correspondientes a la capa de gas.
Finalmente, el volumen de gas original en sitio para todo el yacimiento se

determiné por:

G.O.ES.= Y P.O.ESc*Rsi +G.O.ES.c [MMPCN] (3-3)
i=1

Donde:

G.O.E.S.: gas original en sitio para todo el yacimiento.

P.O.E.S.c: petréleo original en sitio en cada celda y en la regién de petroleo. BN.
G.0O.E.S.c: gas original en sitio en la capa de gas. PCN.

Rsi: solubilidad inicial del gas en el crudo. PCN/BN.

n: numero de celdas de la malla de simulacién en la regién de petréleo.
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4

ANALISIS DE RESULTADOS

4.1. RESULTADOS DE LA INTERPRETACION SISMICA

La data sismica 3D de Melones Oeste que comprende 970 trazas y 640 lineas, fue

calibrada con la informacion proveniente de los “Checkshots” y a través de los
sismogramas sintéticos. Asi se obtuvo la correspondencia entre la sismica y la
geologia, y con la informaciébn de pozos, se ubicé el horizonte sismico
correspondiente a la arena R4, el cual fue creado luego de analizar las trazas y lineas
sismicas en su totalidad. Todo esto fue realizado haciendo uso de la aplicacion
“SeisVision” de LandMark Suite Geographix.

Como resultado, se determin6 que la arena esta ubicada a 1150.46
milisegundos (equivalentes a 3366 p.b.n.m.) en el pozo MEL-106, 1132.18
milisegundos (equivalentes a 3294 p.b.n.m.) en el pozo MEL-107 y 1151.27
milisegundos (3449 p.b.n.m.) en el pozo MEL-111. Adicionalmente se identificé otro
reflector (el Basamento), el cual sirvi6 como punto de control al convertir la sismica
de tiempo a profundidad. Posteriormente se interpretaron las principales fallas y se
elaboré el mapa estructural sismico en tiempo.

Como paso previo a la creacién de horizontes e interpretacién de fallas, se
revis6 todo el cubo sismico a fin de establecer un patrén estructural de manera
general, chequeando el buzamiento y continuidad de los reflectores. Para la creacién
de los horizontes se procedi6 segun lo indicado en el punto (3.2.2) de la Metodologia
de Trabajo. Posteriormente, la interpretacion se centré6 en la ubicacién de las
principales fallas y en la delimitacién de su radio de accidn, siguiendo lo descrito en el
punto (3.2.3) de la Metodologia de Trabajo.

Las secciones sismicas del levantamiento 3D, Melones Oeste, revelaron la
interrupcion del horizonte reflector de la R4 debido a la presencia de cinco fallas
normales: una principal (color verde) con direccion Noroeste y buzamiento Noreste y
cuatro fallas de menor salto (color azul) con direccién Este-Oeste y buzamiento al
Sur. Ver figura 4.1, desde la (a) a la (f).
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(@) CrossLine 210

En esta “crossline” se observa lo siguiente:

¢ El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos, con muy poco buzamiento hacia el este.

e | a falla principal identificada con el color verde, es una falla normal (lo que indica
que el régimen es extensivo), con buzamiento hacia el noreste y rumbo hacia el
noroeste.

e Una zona identificada con la letra “P” o zona prospectiva, debido, en primera
instancia, a la forma céncava del reflector tope de la R4 y a la configuracién, entre

cadtica y compleja de los reflectores por encima de R4.
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(b) CrossLine 165

En esta “crossline” se observa lo siguiente:

¢ El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos, con muy poco buzamiento hacia el este.

e | a falla principal identificada con el color verde, es una falla normal (lo que indica
que el régimen es extensivo), con buzamiento hacia el noreste y rumbo hacia el
noroeste.

e Una zona identificada con la letra “P” o zona prospectiva, debido, en primera
instancia, a la forma céncava del reflector tope de la R4 y a la configuracién, entre
cadtica y compleja de los reflectores por encima de R4.
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(c) InLine 305

En esta “inline” se observa lo siguiente:

e El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos con leve buzamiento hacia el norte.

e | a falla principal identificada con el color verde, es una falla normal (lo que indica
que el régimen es extensivo), con buzamiento hacia el noreste y rumbo hacia el
noroeste.
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(d) InLine 315

En esta “inline” se observa lo siguiente:

¢ El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos con leve buzamiento hacia el norte.

e | a falla principal identificada con el color verde, es una falla normal (lo que indica
que el régimen es extensivo), con buzamiento hacia el noreste y rumbo hacia el

noroeste.
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En esta “inline” se observa lo siguiente:

¢ El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos con leve buzamiento hacia el norte.

e Las fallas secundarias identificadas con color azul. Todas son fallas normales
(propias de regimenes extensivos), con distintos buzamientos (unas hacia el norte

otras hacia el sur) y con rumbos este - oeste.
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Figura 4.1. Interpretacion de Horizontes Sismicos y Fallas.

En esta “inline” se observa lo siguiente:

e El basamento esta identificado con el color naranja y el tope de la arena R4 esta
identificado con el color verde. Ambos con leve buzamiento hacia el norte.

e Las fallas secundarias identificadas con color azul. Todas son fallas normales
(propias de regimenes extensivos), con distintos buzamientos (unas hacia el norte
otras hacia el sur) y con rumbos este - oeste.

En la figura anterior se evidencian los hechos mencionados respecto a los
reflectores, buzamiento y fallas. Los dos reflectores interpretados tienen buzamiento
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hacia el norte y muy poco hacia el este. Las fallas son del tipo normal, lo que implica
un régimen extensivo.

Por otra parte, en el horizonte sismico en tiempo para la arena R4 (figura 4.2),

se observa el buzamiento de la arena hacia el norte, la falla principal normal (F1) en
direccion noroeste y buzamiento hacia el noreste (bloque levantado, a la izquierda de
la falla y bloque deprimido, a la derecha), con un salto que promedia los 100 pies, y
las cuatro fallas secundarias, normales también, (F2, F3, F4 y F5) y cuyos saltos mas
significativos son los de las fallas F2'y F4 .
En estas figuras también se puede observar, la existencia de trampas estructurales
debido a la presencia de multiples fallas, y también debido a efectos estratigraficos
con acunamiento lateral de las arenas en sentido este-oeste (véase la forma concava
que presentan las estructuras en la zona senalada con la letra “P”, en las “CrossLine”
165y 210).
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Figura 4.2. Horizonte Sismico R4 en Tiempo.
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4.2 RESULTADOS DE LA INTERPRETACION DEL MODELO GEOLOGICO

La interpretacion del modelo geolégico para la arena R4 en el Campo Melones,

comprendié el estudio de un area ubicada dentro de las coordenadas UTM (N.-
956600, E.-393000, N.. 968600, E.- 404800) con Datum La Canoa (Anzoéategui). En
esta area las caracteristicas geolégicas generales indican la presencia de estratos
con buzamiento hacia el norte, patron de fallamiento correspondiente a fallas
normales (régimen extensivo) y por ultimo, entrampamiento debido a la combinacion
de efectos estructurales (fallas normales al sur y buzamiento regional al norte) y
efectos estratigraficos con acufiamiento lateral de las arenas en sentido este-oeste.
En las secciones estructurales y estratigraficas generadas fue posible
comprobar las caracteristicas antes mencionadas en cuanto a buzamiento vy
entrampamiento. Adicionalmente, éstas permitieron chequear el marco estructural
oficial, a través de la validacion del tope de la arena R4 en todos los pozos del area.
Se chequearon los registros de desviacién de los pozos horizontales (Survey) y se
incluyeron algunos pozos perforados posteriormente a la generacion del mapa oficial.
Como resultado se hizo un cambio en la correlacion de la arena R4 en el pozo MS-

456. En la figura 4.3 se muestra la correlacion asumida y una seccién estratigrafica.
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Interpretacion actual Correlacién asumida

Figura 4.3. Correlacion Asumida para el Pozo MS-456.

Una vez obtenido el mapa en tiempo del horizonte sismico de la R4, tal como se
explicéd en la seccion anterior, se convirtié éste a profundidad con la ayuda de las
tablas T-Z obtenidas en los pozos MEL-106, MEL- 107 y MEL-111. Asi se obtuvo el
mapa base estructural del horizonte R4, al cual se le superpusieron las distintas fallas
encontradas y los pozos del area, luego se le realizaron los ajustes correspondientes
para finalmente obtener el mapa base definitivo de la arena R4. Sobre este mapa
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base se seleccionaron las distintas secciones estratigraficas y estructurales que
ayudarian en la interpretacién del modelo geolégico del yacimiento. Ver figura 4.4.

Se seleccionaron tres (3) secciones estratigraficas, dos (2) en sentido oeste —
este y una (1) en sentido sur — norte. Los pozos involucrados fueron:
Seccion N 1 (oeste-este): MFC-12, MEL-186, MEL-182, MEL-185, MEL-174 y MEL-105.
Seccion N° 2 (oeste-este): MEL-107, MEL-106 y MEL-105.
Seccion N2 3 (sur-norte): MEL-106, MEL-186, MEL-182, MEL-185, MS-476 y MS-456.
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Figura 4.4. Mapa Base Horizonte R4. Ubicacion de pozos de las secciones estratigréficas.
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Después de seleccionar los pozos para las secciones estratigraficas, se utilizé la
aplicaciéon “XSection” de Landmark Suite Geographix, la cual permiti6 obtener las
distintas secciones estratigraficas del area de estudio. Ver Figuras 4.5, 4.6 y 4.7.
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Figura 4.5. Seccion Estratigrafica N° 1. Sentido oeste — este.
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SECCION ESTRATIGRAFICA OESTE - ESTE 2
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Figura 4.6. Seccion Estratigrafica N° 2. Sentido oeste — este.
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Figura 4.7. Seccion Estratigrafica N° 3. Sentido sur - norte.

156



El resultado del estudio de estas secciones fue validar el mapa estructural de la
figura 4.4, quedando ya como modelo definitivo para el proyecto. Sin embargo, los
cambios en la correlacién del pozo MS-456, la incorporacion de pozos nuevos y el
estudio de sus respuestas electrograficas, permitieron generar un nuevo mapa
isdpaco para la arena R4 en el Campo Melones Oeste, ademas, se definio el tipo de
cuerpo sedimentario y su direccion preferencial de deposicion.

El estudio de los perfiles de Rayos Gamma y Potencial Espontaneo, para los
pozos dentro del cuerpo arenoso, arroja como resultado la presencia de un sistema
fluvial tipico de un canal principal (main channel), que esta asociado con un abanico
de rotura (crevasse). Dentro de ese primer abanico de rotura se observo otro canal
de abanico de rotura (channel of crevasse) y hacia sus extremos una regién de
depdsito de granos finos o splay. La figura 4.8 muestra las respuestas electrograficas
de algunos pozos, y el modelo sedimentoldgico interpretado.
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Figura 4.8. Modelo Sedimentolégico Interpretado.
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Verticalmente la arena R4 esta claramente definida, ya que se encuentra entre
dos marcadores lutiticos que poseen gran continuidad (el marcador R3 y S1). Por
otra parte, el cuerpo alcanza espesores totales de hasta 50 pies en el centro del
canal principal, y posee caracteristicas petrofisicas (secuencia de afinamiento y/o
tendencia granodecreciente), que sugieren un canal meandriforme con disposicion
textural que comienza con una capa de grava o arena gruesa, sobre la cual se
depositan sucesivamente arena media, fina, limo y arcilla.

En cuanto al abanico de rotura, se estima que fue generado durante una crecida
del canal, es decir, el agua desbordé el canal rompiendo el dique natural y
depositando en las orillas arena fina y limo. Sin embargo, la presencia del canal en el
abanico de rotura infiere que dicha llanura se formé6 durante una crecida muy fuerte
que deposité material arenoso al otro lado de la ruptura del dique natural,

desapareciendo gradualmente a medida que se aleja del canal fluvial.
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A continuacion, las figuras 4.9 y 4.10 muestran una comparacion del Mapa
Isbpaco actual, definido por el Departamento de Geologia de la U.E. Estudios
Integrados Pesado Oeste y el definido en este proyecto de Investigacion:
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Figura 4.9. Mapa Is6paco actual del Yacimiento MS-435 Arena R4.
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Figura 4.10. Nuevo Mapa Is6paco definido para el Yacimiento MS-435 Arena R4.

Finalmente, la interpretacion geoldgica se puede resumir de la siguiente
manera: El ambiente de sedimentacién esta asociado a un cuerpo arenoso que
evidencia un canal principal de grandes dimensiones (aproximadamente 2 kilometros
de ancho y 50 pies de espesor total en la regiébn de mayor profundidad), existen dos
facies sedimentarias adicionales: el canal del abanico de rotura y la region de
deposicién de granos finos (splay) y posee limites estratigraficos a los extremos
este- oeste debido al acuinamiento de la arena.
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4.3 RESULTADOS DE LA INTERPRETACION DEL MODELO PETROFISICO
Para la evaluacién del modelo petrofisico basico de la arena R4 se cont6é con datos

digitales y copias en papel de los registros o perfiles de setenta y seis (76) pozos
perforados en el campo Melones Oeste. De ellos, veintiocho (28) pozos tienen algun
registro de porosidad, ya sea densidad-neutron, densidad o soénico, y de estos
ultimos solo nueve (09) se encuentran perforados atravesando el yacimiento
estudiado.

En la evaluacién petrofisica de esta arena se utilizaron los registros de pozos, la
ecuacion de Archie, la formula de Wyllie y el método Timur. Estos permitieron

calcular los parametros petrofisicos porosidad densidad (¢, ), porosidad neutrén (¢, ),

saturacion de agua (Sy), porcentaje de lutita (Vsn), porosidad efectiva (g,,.),

permeabilidad (K) y caracterizar la Arena Neta Total (ANT) y la Arena Neta Petrolifera
(ANP).

La ecuacion de Archie fue usada, debido a que el yacimiento en estudio es una
arenisca no consolidada, de alta porosidad, limpia y no lenticular, lo cual corresponde
con la aplicabilidad de dicha ecuacion.

La ecuacién de Timur fue usada, debido a que es una correlacion muy bien
documentada por cuidadosas mediciones de laboratorio en 155 nucleos de arenisca
de la Costa del Golfo Colorado y California®>. A continuacion los registros por cada

pozo evaluado:

Tabla 4.1. Registros por cada pozo evaluado.

POZO RECORD DE REGISTROS

MEL-106 |“Caliper’, Densidad, Sonico, GR, ILDP, ILMP, LLDP, LLSP,
Neutrén, Microesférico y SP.
MEL-111 | “Caliper”, Densidad, Sénico, GR, ILDP, ILMP, Neutrén y SP.

MEL-182 |“Caliper”, Densidad, Sénico, GR, Neutrén, RD, RM, RS y SP.

MG-620 “Caliper”, Densidad, GR, ILDP, ILMP, Neutr6n y SP.

MG-621 “Caliper”, Densidad, GR, ILDP, Neutrén, Esférico y SP.

MG-622 “Caliper”, Densidad, GR, ILDP, ILMP, Neutrén y SP.

MG-623 “Caliper”, Densidad, GR, ILDP, ILMP, Neutr6n y SP.

MS-452 “Caliper”, Conductividad, Densidad, GR, Neutréon, RD, RM y SP.
MS-475-HP | “Caliper”, Conductividad, GR, Densidad, Neutrén, RD, RM y SP.
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Antes de proceder con los célculos de las propiedades petrofisicas se realizaron
las correcciones ambientales de los registros GR, Densidad y Neutron. Estas
correcciones permitieron aumentar la certidumbre del modelo y la obtencién de
parametros confiables y consistentes. En general se corrigié el registro de Densidad
por efectos de lodo y condiciones del hoyo, el registro Neutrdnico por condiciones del
hoyo, efectos de lodo, salinidad y tipo de matriz de la herramienta (algunos se
midieron con calibracion de la herramienta tipo Limestone y se llevaron a tipo
Sandstone), para estandarizar todos los registros a utilizar; y adicionalmente se
ubicaron los carbones (Coal). Todo esto se realizo segun lo explicado y descrito en el
Capitulo 3 (Metodologia de Trabajo), Seccion 3.4 (Modelo Petrofisico). La tabla 4.2
muestra las ecuaciones usadas para realizar las correcciones ambientales y para los

calculos de las propiedades petrofisicas.

Tabla 4.2. Ecuaciones usadas en la Evaluacién Petrofisica.

Correccion del GR por Condiciones Hoyo y Peso del Lodo
IF (CALI[] = Null) Then GRC[] = GR]] else GRC[] = GR[] * SWS_GR_ 3inCentered_ E(CALI[],Mudwt)

Correccion del Densidad por Condiciones Hoyo—Density Borehole; FDC, Mud, CALI
RHOBC[] = RHOB[] + SWS_FDC_Por15a_Mud_E(CALI[], RHOBJ])

Correccion del Neutrén por Condiciones del Hoyo -- (V/V, in).
PHINC[] = NPHI[] + SWS_CNL_BoreHole_E( PHIN[], CALI[])

Correccion del Neutrén por Lodo --- (V/V, Lb/gal).
PHINC2[] = PHINCI[] + SWS_CNL_MudWeight_Natural_E(PHINC[], Mudwt )

Correccion de Neutrdn por Salinidad -- (V/V,kppm).
PHINC3[] =PHINC2[] + SWS_CNL_LS_FrmSal(PHINC2[], 30)

Correccion de Neutrdon por tipo de Matriz - Se llev6 a Sandstone
PHINSS[] = SWS_CNL_Matrix_LStoSS(PHINC3][])

; Célculo del Volumen de Arcilla a partir del GR.
Vshi[] = min(1, max(0, (GRC[]-GRcln) / (GRshl-GRcln) ))

; Célculo de la Porosidad por Densidad.
PHID[] = (RhoM - RHOBC]]) / (RhoM — RhoF)

; Calculo de la Porosidad Premedia - Densidad / Neutrén.
PHIA[] = ( PHID[] + PHINSS[] )/ 2

X Calculo de la Porosidad Efectiva - Densidad / Neutrén.
PHIE[] = PHIA[] * ( 1- Vshl[])
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; Célculo de la Saturacién de Agua por el método Archie.
SwA[] = (a * Rw/ (ILDP[] * PHIA[]*m) )*(1/n)

; Célculo de la Permeabilidad Promedio por el método Timur.
KMI[] = ((93 * PHIE[] » 2.2 )/ Swilrr) » 2

; Célculo del Volumen Poroso ocupado por agua.
BVWI[] = PHIE[] * SwWA]]

X Identificacion de Carbones
If (RHOBC]J] <= 1.9 and PHINLSJ] >= 0.38) Then Coal[] = 1 Else Coal[] =0

X Arena Neta Total
PAY2[] = Vshl[] <= VshCutoff
ANTI[] = PAY2[] * 0.5

; Arena Neta Petrolifera
PAY[]=PHIA[] >= PhiCutoff and SwA[] <= SwCutoff
ANP[] = PAY[] * 0.5

El modelo petrofisico se gener6 a través de la aplicacién “PRIZM” de Landmark
Suite Geographix, como curvas continuas en resolucién vertical, las cuales fueron
finalmente exportadas a la aplicacion “GeoAtlas” de LandMark Suite Geographix,
para elaborar los mapas de isopropiedades petrofisicas y posteriormente calcular el
POES y el GOES. Adicionalmente, con esta aplicacién, se logré validar la
profundidad de los contactos de fluido (Contacto Agua — Petréleo @ 3575 p.b.n.m. y
el Contacto Gas — Petréleo @ 3400 p.b.n.m.).

La interpretacién de capas de carbén, combinando una medida muy baja del
perfil de densidad con una muy alta del perfil neutrénico, permitié validar la geologia
regional en cuanto al ambiente sedimentario fluvio-deltaico. A continuacién se
muestra la plantilla de “PRIZM” (figura 4.11), con el método utilizado (“CrossPlot”
entre la profundidad y las mediciones de GR) para calcular el GRnax = GRsni Y GRmin
= GRun en cada pozo evaluado. Ademas, los métodos graficos para determinar los
valores de las constantes Ry, a, m y n (figura 4.12); y también S, (figura 4.13),
Swoutot (figura 4.13), PHIEcuor (figura 4.14) y Vancuort (figura 4.16), en cada pozo
evaluado. Seguidamente se muestra el resultado de la evaluacién petrofisicas del
pozo MEL-106 (figura 4.16) y finalmente la tabla 4.3 con los valores promedio de la
saturacidbn de agua, volumen de lutita, porosidad efectiva, arena neta total y

permeabilidad para los pozos evaluados. En negritas los que atravesaron el
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yacimiento estudiado, y que en definitiva fueron empleados para generar el modelo

petrofisico a través de la aplicaciéon “GeoAtlas”.
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Tabla 4.3. Resultados promedios de la Evaluacion Petrofisica realizada.

Well Name Sw (frac) Vsni (frac) | PHIE (frac)| ANT (pie) | ANP (pie)| K (md)
MELO105 01 0.55 0.38 0.21 13.5 8.5 1423.4
MELO0106 01 0.37 0.27 0.19 23.0 225 714.8
MEL0107 01 0.85 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MELO0109 01 0.71 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MELO111 01 0.74 0.49 0.13 13.0 5.0 356.7
MELO114 01 0.52 0.29 0.22 15.0 13.0 1711.4
MELO0115 01 0.45 0.41 0.18 11.5 11.5 743.9
MEL0126 01 0.64 0.38 0.20 13.5 0.0 1202.7
MEL0127 01 0.56 0.27 0.12 34.0 23.0 69.5
MEL0134 01 0.45 0.35 0.20 15.0 12.5 753.1
MEL0135 01 0.52 0.43 0.17 17.5 16.5 640.6
MELO171 01 - 0.66 - 4.0 - -
MELO0174 01 0.70 1.0000 0.00 0.0 0.0 0.0
MELO0182 01 0.26 0.15 0.26 35.5 35.5 1610.0
MEL0183 01 - 0.23 - 53.2 - -
MEL0185 01 - 0.14 - 35.0 - -
MEL0186 01 - 0.22 - 37.5 - -
MEL0187 01 - 0.28 - 39.5 - -
MEL0200 01 - 0.99 - 0.0 - -
MEL0202 01 - 0.36 - 17.0 - -
MFCO0006 01 0.75 0.99 0.00 0.0 0.0 0.6
MFCO0011 01 0.70 0.99 0.00 0.0 0.0 0.5
MFCO0012 01 0.79 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MFCO0013 01 0.89 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MFC0014 01 0.89 0.99 0.00 0.0 0.0 0.1
MFCO0016 01 - 0.69 - 3.0 - -
MFC0016 02 - 0.69 - 3.0 - -
MFC0019 01 - 0.99 - 0.0 - -
MFCO0019 02 - 0.99 - 0.0 - -
MG 0041 01 - 0.99 - 0.0 - -
MG 0620 01 0.80 0.50 0.15 6.0 0.0 265.0
MG 0621 01 0.63 0.67 0.12 4.0 0.5 483.1
MG 0622 01 0.70 0.56 0.15 7.5 0.0 448.0
MG 0623 01 0.90 0.73 0.07 4.5 0.0 79.5
MS 0626 01 - 0.50 - 3.5 - -
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Well Name Sw (frac) | Vsni(frac) | PHIE (frac)| ANT (pie) | ANP (pie)| K (md)
MS 0628 01 - 1.00 - 0.0 - -
MS 0417 01 - 0.73 - 6.5 - -
MS 0418 01 - 0.74 - 4.0 - -
MS 0434 01 - 0.34 - 14.5 - -
MS 0435 01 - 0.54 - 11.5 - -
MS 0439 01 - 0.56 - 14.5 0.0 -
MS 0444 01 0.42 0.35 0.23 22.5 22.5 1606.1
MS 0446 01 - 0.56 - 7.0 - -
MS 0452 01 0.42 0.37 0.24 17.5 17.5 27571
MS 0455 01 0.63 0.34 0.21 37.5 19.0 1059.5
MS 0456 01 - 0.33 - 324 - -
MS 0458 01 - 0.80 - 3.0 - -
MS 0459 01 - 0.49 - 10.0 - -
MS 0461 01 - 0.62 - 9.8 - -
MS 0475 01 0.30 0.22 0.23 30.0 30.0 11194
MS 0476 01 - 0.19 - 35.0 - -
MS 0477 01 - 0.68 - 5.0 - -
MS 0478 01 - 0.15 - 15.0 - -
MS 0479 01 - 0.28 - 12.3 - -
MS 0480 01 - 0.51 - 5.5 - -
MS 0480 02 - 0.62 - 6.0 - -
MS 0482 01 0.54 0.65 0.12 4.5 4.0 446.2
MS 0801 01 - 0.99 - 0.0 - -
MS 0803 01 - 0.99 - 0.0 - -
MS 0804 01 - 0.99 - 0.0 - -
MS 0806 01 - 0.99 - 0.0 - -
MS 0810 01 - 0.99 - 0.0 0.0 -
MS 0812 01 0.98 0.98 0.01 0.0 0.0 0.8
MS 0813 01 0.73 0.99 0.00 0.0 0.0 0.3
MS 0814 01 0.98 0.99 0.00 0.0 0.0 0.5
MS 0815 01 0.84 0.76 0.08 2.5 0.0 353.1
MS 0818 01 0.78 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MS 0820 01 - 0.99 - 0.0 - -
MS 0823 01 0.94 0.99 0.00 0.0 0.0 0.0
MS 0824 01 0.94 1.00 0.00 0.0 0.0 0.0
MS 0827 01 0.64 0.58 0.19 2.7 2.8 1106.2
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Well Name Sw (frac) Vsni (frac) | PHIE (frac)| ANT (pie) | ANP (pie)| K (md)

MG 0627 01 - 0.51 - 11.5 - -

MEL-188 - 0.13 - 46.0 - -

Una vez calculadas las propiedades petrofisicas en cada pozo del area de
estudio, se exportaron estos datos a la aplicacion “GeoAtlas” para la generacién del
modelo petrofisico, lo que permitié caracterizar la arena R4, yacimiento MS-435
integrando la geologia, la geofisica y la ingenieria de yacimientos. Con ello se logré
validar reservas y definir las direcciones preferenciales para el flujo de fluidos.

En el analisis exploratorio de datos se observé la tendencia de cada propiedad
dentro del cuerpo arenoso estudiado, En tal sentido, se pudo apreciar la tendencia
granodrececiente del canal principal que se evidencia en la porosidad vy
permeabilidad. También la situacion inversa en caso de la regién de depédsito de
granos finos (splay), donde se observd la tendencia granocreciente, debido a que
esta facies se asemeja a una barra y la cual constituye un sello interior para la
acumulacion de hidrocarburos.

Los algoritmos matematicos usados por “GeoAtlas” lograron interpretar la
distribucién de las propiedades petrofisicas calculadas. Los resultados muestran la
generacion de imagenes “suaves” de la propagacion de dicha propiedad y se
considerd la tendencia granodecreciente predominante en el cuerpo arenoso. A
continuacién se presentan los resultados del modelaje del yacimiento y la generacién
del modelo petrofisico en las figuras 4.17, 4.18, 4.19, 4.20, 4.21 y 4.22:
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Figura 4.22. Mapa de Permeabilidad (K).

En el mapa de porosidad efectiva se puede observar una distribucidén
notablemente mas baja en la regiéon del “Splay”, la cual se caracteriza por ser una
region arcillosa. En el canal principal la porosidad efectiva se mantiene en un
promedio de 21%, lo que coincide con los estudios previos de geologia regional.
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En la realizacién de permeabilidad igualmente se observa muy baja facilidad al
flujo en el “Splay”. En el canal principal se validan las definiciones teédricas, pues el
canal presenta mayor permeabilidad en el centro y una disminucion progresiva de
ésta hacia los extremos.

Estos mapas también permitieron validar las facies sedimentarias y los
contactos Agua — Petréleo y Gas — Petréleo del yacimiento estudiado y determinados
en estudios previos. Ver figura 4.23.

Contacto
Adgua-
Fetrolao

Contacto
(>as-
Fetraleo

Figura 4.23. Distribucién de Facies Sedimentarias en el Yacimiento MS-435, Arena R4.

4.4. RESULTADOS ESTIMACION DEL P.O.E.S. Y G.O.E.S.

La estimacion del Petréleo Original en Sitio requirié la definicion de la parte solida del

yacimiento y el conocimiento de las propiedades fisicas de los fluidos que contiene.
En este estudio la definicion de los limites del yacimiento se hizo integrando la
geologia, la sedimentologia y la geofisica. En tanto que la configuracién de la
arquitectura del medio poroso se hizo a través de la aplicacién “GeoAtlas”.

Con la generacion del nuevo mapa isépaco, la interpretacion de un modelo
petrofisico y la informacién referente a los contactos de fluidos, se hizo una validacién
de reservas. Esta incluy6 el calculo del volumen de gas en la capa de gas, el petréleo
en sitio y el gas asociado con el petroleo. Estos calculos se hicieron a través de la
misma aplicacion antes mencionada, para cuatro (4) mallados diferentes: mallado

N21 celdas de 120 mts x 120 mts, mallado N22 celdas de 100 mts x 100 mts, mallado
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N3 celdas de 75 mts x 75 mts y mallado N°4 celdas de 50 mts x 50 mts.

resultados se muestran a continuacion:

Tabla 4.4. Petréleo y Gas inicial en Sitio para cada realizacion.

Los

P.O.E.S. Gas Libre Gas Asociado | Petrdleo Acum.
Realizacion | (MMBN) | (MMMPCN) (MMMPCN) (MMBN)
1 83,40 11,10 20,50 1,622
2 82,50 10,20 20,40 1,510
3 82,00 10,00 20,00 1,245
4 75,30 10,50 18,50 1,288

Produccion acumulada real del yacimiento: 1,53 MMBN

La realizacion numero 2 es definida como la mas confiable por coincidir su

resultado de produccién acumulada con el valor real del yacimiento. Los resultados

muestran que dicha realizacién arroj6 un P.O.E.S. que significa un aumento de

aproximadamente 14.76 MMBN con respecto al Libro Oficial de Reservas.

En la siguiente tabla se hace una comparacion del P.O.E.S. y G.O.E.S. del

yacimiento estudiado, entre los datos del Libro Oficial de Reservas, los resultados del
estudio de simulacién numérica “PROYECTO MELONES OESTE” realizado por la

U.E. Pesado Oeste Estudios Integrados y los resultados del estudio realizado en este

Proyecto de Tesis, el cual us6 como herramienta de calculo los softwares de

LandMark Suite Geographix para caracterizacion fisica de yacimientos:

Tabla 4.5. Comparacioén del P.O.E.S. y G.O.E.S. con el libro oficial.

P.O.E.S. Gas Libre Gas Asoc.

FUENTE (MMBN) (MMMPCN) | (MMMPCN)
OFICIAL 67.737 11.117 16.663
PROYECTO DE TESIS 82.50 10.20 20.40

Finalmente, a continuacion se muestra una tabla con los datos basicos del

yacimiento estudiado, obtenidos del estudio petrofisico realizado.
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Tabla 4.6. Parametros del Yacimiento.

PARAMETRO VALOR
Profundidad de Referencia 3465 p.b.n.m.
Presion Inicial 1561 Lpc
Temperatura del Yacimiento 154 °F
Compresibilidad de la Roca 30.10° Lpc”
Compresibilidad del Fluido 40.10° Lpc™
Contacto Agua — Petréleo 3575 p.b.n.m.
Contacto Gas — Petrdleo 3400 p.b.n.m.
Viscosidad del Fluido 42.9 cps
Presion de Saturacién 1561 LPC
Presion de Fondo Fluyente 1261 Lpc
Tasa Promedio de Produccién del pozo MEL-183 [457.93 BN/D - 960 DIAS
Tasa Promedio de Produccién del pozo MEL-187 [949.47 BN/D - 390 DIAS
Tasa Promedio de Produccién del pozo MEL-188 [546.35 BN/D - 180 DIAS
Tasa Promedio de Produccién del pozo MS-478 941.99 BN/D -390 DIAS
Tasa Promedio de Produccién del pozo MS-479 648.90 BN/D -390 DIAS

4.5. CORRELACION PROPIEDADES PETROFISICAS - ATRIBUTOS SiSMICOS

Previamente a la obtencion de las correlaciones entre propiedades petrofisicas y

atributos sismicos, se extrajeron los mapas de éstos ultimos, del horizonte sismico en

tiempo o profundidad. Para ello se utiliz6 la aplicacién “SeisVision” y se realizaron

tres (3) corridas en el computador: una a 0 milisegundos, es decir sobre el tope de la

arena, otra de 0 a 5 milisegundos, es decir 5 milisegundos por encima del tope de la

arena y otra de -5 a 5 milisegundos, es decir 5 milisegundos por debajo y 5

milisegundos por encima del tope de la arena. De estas tres (3) la que mostro

mejores respuestas o mejores mapas, fue la corrida de -5 a 5 milisegundos; y fue con

estos mapas con los que se realizaron los graficos “Cross Plots” para obtener las

correlaciones.

178



A continuacién algunos mapas de atributos sismicos correspondientes a la
corrida de -5 a 5 milisegundos. Ver figura 4.24, desde la (a) hasta la (f):
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Figura 4.24. Mapas de Atributos Sismicos.

De esta corrida s6lo se muestran estos seis (6) mapas, debido a que los otros
catorce (14) no mostraron un buen contraste en sus valores, dando la impresion de
que su comportamiento no varia a lo largo del horizonte con la litologia ni con las
propiedades petrofisicas del yacimiento. De los mapas mostrados, es importante
mencionar lo siguiente: (1) El yacimiento en estudio estd ubicado al este de la falla
principal F1. (2) Las zonas de mayor amplitud sismica coinciden con el area del
yacimiento. (3) Al oeste de dicha falla casi todos los pozos perforados no mostraron
la arena R4, a excepcién del pozo MEL-202 que tiene 17 pies de arena neta total
(ANT) y un porcentaje de lutita de 36.5 % (relativamente bajo), y esta perforado en la
zona enmarcada dentro de la elipse identificada con la letra P. Esta zona también
tiene la particularidad de mostrar atributos sismicos similares a la zona al este de la
falla, lo que la convierte en una zona prospectiva. Ver figura 4.25.
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Contraste de la amplitud
sismica (color rojo = alta
amplitud)

Atributo Sismico
Average de la
Amplitud Sismica

Figura 4.25. Porcion sismica de la arena R4 en la zona prospectiva.

Para el estudio de la correlacion entre propiedades petrofisicas y atributos
sismicos se utilizo la aplicacién “Zone Manager” de LandMark Suite Geographix. En
este caso el cubo sismico no cubre toda la extensién del yacimiento MS-435, arena
R4, y por lo tanto las correlaciones se obtuvieron a partir del cruce de los datos de los
pozos que coinciden con el area de la sismica y los atributos sismicos que

corresponden con los mismos. Ver figura 4.26.

Figura 4.26. Area del levantamiento sismico 3D, Melones Oeste.
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Los graficos con mejor coeficiente de regresion se obtuvieron con el atributo
sismico “AvgAbsAmplitude”, el cual presenté mayor contraste de amplitud. El resto de
los atributos sismicos no presentaron buen contraste, las correlaciones obtenidas
fueron de bajo coeficiente de regresion y por lo tanto no se muestran en este informe.
A continuacion, las figuras 4.27, 4.28, 4.29, 4.30 y 4.31, muestran los graficos “Croos
Plots” con mejor coeficiente de regresion obtenidos:
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Figura 4.27. Gréfico Pseudo K vs AvgAbsAmplitude.
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Pseudo PHIE vs AvaAbsAmp
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Figura 4.28. Gréfico Pseudo PHIE vs AvgAbsAmplitude.
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Figura 4.29. Grafico Pseudo Vshl vs AvgAbsAmplitude.
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Figura 4.30. Gréfico Pseudo ANT vs AvgAbsAmplitude.
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Figura 4.31. Grafico Pseudo ANP vs AvgAbsAmplitude.
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Después de analizar cada una de las correlaciones anteriores, se puede decir
que todas tienen valores de R? bastante buenos y por lo tanto, es recomendable
usarlas para elaborar los mapas de pseudo propiedades y compararlos con los
mapas inicialmente obtenidos bajo las técnicas tradicionales, a fin de poder
determinar si las correlaciones se ajustan a la realidad o no, y ademas, para elevar o
disminuir la confiabilidad sobre la zona prospectiva (P) anteriormente senalada. En
otras palabras, con estas correlaciones o a través de ellas se puede validar la teoria
sobre ambientes sedimentarios que dice, que las porosidades mayores se depositan
a lo largo de la linea central del canal o en direcciones paralelas a ésta; y que las
porosidades menores se depositan en los limites estratigraficos del canal, es decir, la
porosidad va disminuyendo gradualmente a medida que se acerca a dichos limites.
También, se pueden validar los resultados de las perforaciones horizontales
realizadas en el area, comprobar si sus longitudes y direcciones de navegacion
corresponden con las longitudes y direcciones de porosidades altas dentro del canal.
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CONCLUSIONES

e L a arena R4 fue ubicada en el levantamiento sismico 3D, Melones Oeste, entre 920
y 1180 milisegundos.

e Dentro del levantamiento sismico 3D, Melones Oeste, el horizonte sismico asociado
a la arena R4 presenta cinco fallas normales que actuan como factor de

entrampamiento.

¢ Dentro del perimetro del levantamiento sismico la arena R4 presenta un buzamiento

hacia el norte.

e EI ambiente sedimentario es fluvio-deltaico. La informacién proveniente de la

geofisica permitié detallar dicho ambiente asociado a la arena estudiada.

e La estratigrafia de la arena R4 muestra un canal de 2 kilbmetros de ancho y 50 pies
de espesor en su regién de maxima profundidad.

¢ Se identificaron dos facies sedimentarias adicionales en el modelo geoldgico,
canales del abanico de rotura (“channel of crevasse”) y regiones de depésito de
granos finos dentro del abanico de rotura (“splay”).

¢ El cambio en la correlacion del Tope Estructural de la arena R4 en el pozo MS-456
comprobd el modelo geolégico interpretado.

e Las correcciones ambientales aplicadas a los registros de los pozos, el calculo de la
resistividad del agua de formacion y la determinacién del GRgn 0 GRmax Y GRen 0
GRmin para cada pozo, permitieron aumentar la certidumbre del modelo y la
obtencién de parametros confiables y consistentes.

¢ El Petroleo Original en Sitio obtenido en este proyecto fue de 82,50 MMBIs. Esto
representa un aumento con respecto al Libro Oficial de Reservas de 14,76 MMBIs.
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e Durante el andlisis integrado de la data, el atributo sismico que mejor correlacioné
con las propiedades petrofisicas fue el AvgAbsAmplitude, ya que presentd un
coeficiente de regresién entre 0,8259 y 0.9826 al cruzarlo con las propiedades K,
PHIE, Vshl, ANT y ANP del yacimiento MS-435, arena R4.

e La interpretacion y el analisis de la data sismica, fueron determinantes en la
identificacion del area prospectiva (P), al sur del levantamiento sismico. Los
atributos sismicos “AvgAbsAmplitude” y “MaxAbsAmplitude” fueron los que mayor

contribucion aportaron en esta identificacion.

¢ El uso integrado de la data sismica, atributos sismicos, propiedades petrofisicas y
geologia, es de suma importancia para la caracterizacion fisica de un yacimiento, ya
que a través de ellos se puede determinar el modelo estatico, los contactos agua-
petréleo y gas petréleo, la direccion preferencial de los cuerpos sedimentarios, las
areas prospectivas y las reservas, ademas de aumentar la confiabilidad de los
resultados obtenidos.
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RECOMENDACIONES

e Usar las correlaciones encontradas para cada propiedad petrofisica, en funcién de
los atributos sismicos, para validar la teoria sobre ambientes sedimentarios,
relacionada con la deposicion de porosidades altas y bajas en canales y para
validar los resultados de las perforaciones horizontales realizadas en el area,
relacionados con longitud y direcciones de las navegaciones.

¢ Realizar el post-procesamiento de la data sismica 3D Melones Oeste, con la
intencidon de aumentar el espectro su frecuencia y de tal modo de observar detalles
estructurales que con la data actual se hace imposible.

e Perforar un pozo en la zona “P”, con el fin de confirmar el modelo geoldgico

interpretado.

e Utilizar los mapas de propiedades petrofisicas de este trabajo, como herramienta
util para la perforacion en el &rea e identificacion de areas prospectivas.

e Integrar la informacion de atributos sismicos para el modelaje de los yacimientos,
por ser un factor decisivo en el momento de la interpretacién y en la propuesta de

un nuevo pozo.

e Utilizar el modelo petrofisico obtenido en este trabajo para generar una simulacién
de fluidos en el yacimiento, de tal manera de comparar estas realizaciones con

modelos anteriores.

e Profundizar en el modelaje de yacimientos a través del uso de “softwares” que
integren la data sismica, con la data geolégica y petrofisica del yacimiento
estudiado, honrando asi la heterogeneidad del medio poroso y estimando la

distribucién de propiedades petrofisicas en todo el cuerpo arenoso.
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e Adquirir, durante la perforaciéon de pozos nuevos, informacién que contribuya a la
determinacién de litologia, propiedades petrofisicas de los yacimientos y
propiedades de los fluidos; de tal forma de permitir la realizacién de estudios de

caracterizacion de yacimientos.
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BVW
BY
CALI
COAL
d

Di

GOES

NOMENCLATURA

= Area de la seccién transversal del conductor en pie?
= Area en pie2

= Constante empirica

= Amplitud de la traza sismica real

= Arena neta petrolifera (pies)

= Arena neta total (pies)

= Barriles netos

= Volumen poroso ocupado por agua

= Barriles a nivel de yacimiento

= Registro “Caliper”

= Carbon

= Diametro del hoyo

= Didmetro promedio de la zona invadida

= Factor de resistividad de la formacion

= Parte real de la traza sismica compleja

= Traza sismica compleja

= Parte imaginaria de la traza sismica compleja
= aceleracion de la gravedad

= Gas original en sitio

GOESC = Gas original en sitio en la capa de gas (PCN)

GR
GRC
GRcln
GRshl

Kg

= Registro de Rayos Gamma

= Registro GR corregido

= GRmin. GR limpio o0 minimo

= GRmax. GR sucio 0 maximo

= Altura de agua en el tubo sobre la superficie libre de agua
= Traza cuadratura

= Corriente resultante

= Flujo de corriente eléctrica

= KM. Permeabilidad

= Permeabilidad efectiva al gas
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Ko = Permeabilidad efectiva al petréleo

Krg = Permeabilidad relativa al gas

Kro = Permeabilidad relativa al petréleo

Krw = Permeabilidad relativa al agua

Kw = Permeabilidad efectiva al agua

L = Longitud del Conductor

m = Factor de cementacion

n = Exponente de saturacién

n = NUmero de celdas de la malla de simulacion
N = Volumen de hidrocarburos (MMBNP)

Null = Nulo

POESC = Petréleo original en sitio en cada celda y en la regién de petréleo
POES = Petréleo original en sitio

P1 = Ondas compresionales reflejadas

P2 = Ondas compresionales refractadas

Pc = Presion capilar

PCN = Pies cubicos normales

PCY = Pies cubicos a nivel de yacimiento

Pf = Profundidad de la formacion de interés

PHIA = ¢, . Porosidad average

PHID = ¢, . Porosidad densidad

PHIE = ¢, . Porosidad efectiva

PHIN = Registro de porosidad del neutrén. Igual a ¢,
PHINC = Registro PHIN corregido. Igual a ¢,

Pm = Profundidad maxima
Pnw = Presién fase no mojante
Pw = Presién fase mojante
Q = Caudal (Barriles por dia)
r = Resistencia eléctrica
R = Resistividad eléctrica

R(t) = Envolvente de la traza sismica o intensidad de la reflexion
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rc
RD

RGP
RHOB

= Radio capilar

= Resistividad de la formacién medida con el dispositivo de investigacién

profunda
= Relacién gas petréleo (PCN/BN)
= Registro de densidad. Igual a p, .

RHOBC = Registro de densidad corregido. Igual a p,, .

Ri
Rm
Rmc
Rmf
Ro
Rs
Rsi
Rt
Rt
Rw
Rw
Rxo
S
Sz
Sb
Sg

¢ Sh

¢ (1-Sy) = Fraccién de hidrocarburos del volumen total de la formacion

Shr

Si

So

Sw

Sw
Sweutoff

Swi limpia

= Resistividad promedio zona invadida

= Resistividad del barro

= Resistividad del revoque

= Resistividad del filtrado acuoso

= Resistividad de una formacién acuifera

= Relacién petréleo gas disuelto (PCN/BN)

= Solubilidad del gas inicial en el crudo (PCN/BN)
= Resistividad de una formacién petrolifera

= Resistividad zona no invadida

= Resistividad agua de formacion zona no invadida
= Resistividad del agua de formacion

= Resistividad de la zona lavada

= Ondas de corte reflejadas

= Ondas de corte refractadas

= Fraccién de agua retenida en la arcilla

= Saturacién de gas

= Fraccién de hidrocarburos del volumen total de la formacion

= Saturacién del hidrocarburo residual en la zona lavada
= Saturacién promedio acuosa zona invadida

= Saturacién de petréleo

= Saturacién de agua

= Saturacién de agua zona no invadida

= Valor de corte de la saturacién de agua

= Saturacién irreductible de agua en una arena limpia de la misma porosi-

dad y permeabilidad que la arena arcillosa
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Swi
Swnm
Sxo

Tt

ts
Tm
tma
tmc
Ts

Vbc

Vsh

Vshicutoff
Vsr

Vw

= Saturacién de agua irreductible

= Saturacién inmovible total de agua

= Saturacién de agua en la zona lavada

= Tiempo de viaje de una onda compresional a través de la roca
= Temperatura de la formacién de interés
= Tiempo de transito en el fluido que ocupa los poros
= Temperatura maxima del fondo

= Tiempo de transito en la matriz

= Espesor del revoque

= Temperatura media de la superficie

= voltaje alterno de baja frecuencia

= Volumen bruto de roca (MMBY)

= Volumen bruto de cada celda de la malla
= Volumen de gas

= Volumen de petréleo

= Volumen poroso

= Velocidad de la onda incidente

= Fraccion volumétrica de lutita

= Valor de corte del porcentaje de arcilla

= Velocidad de la onda de corte reflejada
= Volumen de agua

Densidad de la formacion medida

Angulo de contacto

= Angulo de la onda incidente

= Angulo de reflexion de la onda de corte
= Caida de presion en Ipc

= densidad de la matriz

= Densidad del fluido que satura los poros, zona superficial (filtrado de lodo)

= diferencia de densidad entre las dos fases
= Diferencia de longitud en pies

= Factor volumétrico del petréleo a presion inicial (BY/BN)
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B, = Factor volumétrico inicial de gas (PCY/PCN)

I = indice de resistividad

@ = Porosidad

P, = Porosidad absoluta de cada celda de la malla

@ = Porosidad total de la formacién

P = Porosidad total de la lutita adyacente

G, = Tension interfacial

Y7, = Viscosidad cinematica en cps

6 (1) = Fase instantdnea de la traza sismica

AE = Diferencia de potencial eléctrico

CNL_BoreHole = Carta de la Schlumberger para corregir el registro PHIN por

condiciones del hoyo

CNL_FrmSal = Carta de la Schlumberger para corregir el registro PHIN por la
salinidad de la formacién

CNL_LS = Carta de la Schlumberger para corregir el registro PHIN por el ti-
po de matriz

CNL_Mudwt_Ntrl = Carta de la Schlumberger para corregir el registro PHIN por con-
diciones del lodo

FDC_Por15a_Mud = Carta de la Schlumberger para corregir densidad por efectos de
las condiciones del lodo y segun las condiciones del hoyo

GR_3inCentered = Carta de la Schlumberger para corregir GR por efectos del lodo
y las condiciones del hoyo
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LISTA DE ECUACIONES

Diferencia de Potencial Eléctrico
Resistividad Eléctrica

Resistividad del Agua de Formacion
Resistividad de una Formacion Acuifera
Resistividad de una Formacion Petrolifera

Temperatura de Formacion

Reduccién de la Resistividad del Agua de una temperatura a otra

Porosidad

Resistividad de un bloque de arenisca lleno de agua

Resistividad de un bloque de arenisca lleno de agua en funcién de F
Factor de la Resistividad de la Formacién en funcion de ¢ y m

Factor de la Resistividad de la Formacién en funciéon de ¢,ay m

Ecuacion de Humble oil Company

Expresion de F para Rocas Carbdnaticas

Expresion de F para rocas Compactas u Oliticas
Saturacion de petréleo (So)

Saturacion de gas (Sy)

Saturacion de agua (Sw)

Relacion entre las Resistividades y la Saturacion
Relacion entre las Resistividades, la Saturacion y el factor F
Ec de Darcy (Caudal en funcién de K, y, APy AL)

Ec de Darcy (Caudal en funcién de K, A, u, APy AL)
Ecuacion Tixier, Schlumberger (K en funcion de @y Sy)
Correlacién de Timur (K en funciéon de @y Sw)

Relacién entre Permeabilidad Absoluta y Efectiva
Permeabilidad Relativa

Fraccién de agua retenida en la arcilla

Swi en funcién de Vspi, Gisny O

Swi X ®t en funcion de Vgp X Oish

Presién Capilar
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Presion Capilar en funcion de g, hy Ap
Saturacién inmovible total del agua (Swnm)
Tiempo de viaje de una Onda Compresional

Porosidad en funcién de los tiempos de viaje de Ondas Compresionales

Densidad de la Formacién medida

Porosidad en funcion de las Densidades

GR corregido

Densidad (RHOB) corregida

Porosidad Neutron (PHIN) corregida por condiciones del hoyo
Porosidad Neutron (PHIN) corregida por condiciones del lodo
Porosidad Neutron (PHIN) corregida por salinidad y tipo de matriz
Porcentaje de Arcilla (Vsni)

Porosidad Densidad (PHID = ¢q)

Porosidad Average (PHIA = ®g)

Porosidad Efectiva (PHID = ®gec)

Sw segun el método de Archie

Volumen Poroso ocupado por Agua (BVW)

PAY para la Arena Neta Total

Arena Neta Total (ANT)

Correccidn por Carbén de la ANT

PAY para la Arena Neta Petrolifera

Arena Neta Petrolifera

Correccidn por Carbén de la ANP

Permeabilidad segun Timur

Correccién de la Permeabilidad por Carbén

Coeficiente de Reflexion de Ondas Sismicas

Ley de Snell

Traza Sismica Real

Traza Cuadratura

Traza Sismica Compleja

Parte Real e Imaginaria de la Traza Sismica en funcién de la Amplitud
Traza Sismica Compleja en funcién de la Amplitud y de la Fase

POES
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GOESc
GOES
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