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El presente trabajo tiene basicamente como objetivo principal usar nuevas
técnicas para el calculo de porosidad y permeabilidad e intensidad de fractura a partir
de los registros de imagenes (FMI) en yacimientos naturalmente fracturados, del
Campo Guaduas Formacion Cimarrona, ubicado en Colombia, con el fin de hacer
comparacion con los registros convencionales.

Para el calculo de los pardmetros de porosidad, permeabilidad e indice de
intensidad de fractura, se utilizaron los registros de imagenes (FMI), usando la
ecuacion de Nelson (1980), SPE (86935), ecuacion de Simandoux, ecuacion de
Indonesia, para establecer con mayor precision los valores de porosidad,
permeabilidad, indice de intensidad de fractura, seguidamente se usaron los perfiles
convencionales (N, S, R, D) para calcular los mismos parametros.

La comparacion de estos registros (N, S, R, D) se realiz6 correlacionando los
valores de porosidad y permeabilidad de fractura obtenidos a partir de graficos
cruzados de los registros convencionales y los obtenidos de los perfiles de imagenes
(FMI).

El resultado obtenido del analisis de los FMI para la determinacion de PHIfrc
(porosidad de fractura), Kfrc (permeabilidad de fractura), IIF(indice de intensidad de
fractura), no tienen ninguna correlacion con los correspondientes a los registros
convencionales, por lo tanto se basaron sélo en los registros de imagenes (FMI).

Los convencionales servirian solo para establecer intervalos posibles en
fracturas naturales
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CAPITULO 1
INTRODUCCION

Los depositos naturalmente fracturados se pueden presentar en cualquier
litologia, incluyendo carbonatos o arenas e incluso rocas del basamento cristalino; sin
embargo, suelen estar mejor desarrollados en carbonatos. Varios investigadores se
han pronunciado en cuanto a evaluar depositos naturalmente fracturados, usando
varios métodos que sirven al extenderse a escala macroscopica de la sismica
tridimensional, hasta la escala del analisis transitorio de la presion. Cada uno de estos

métodos tiene ciertas ventajas, limitaciones, aplicabilidad y confiabilidad.

El énfasis de esta trabajo esta dirigido a la definicion de un método innovador
para caracterizar varias propiedades petrofisicas en yacimientos naturalmente
fracturados usando registros, tanto convencionales, como no convencionales. Estos
registros proporcionan medidas “in situ” que se pueden comparar con el analisis de
nucleo y otras técnicas como pruebas de pozos. Con los datos obtenidos, a partir, de
las medidas de registros convencionales o no convencionales y el apoyo de la
elaboracion de graficos que incluyen pardmetros como, porosidad, permeabilidad,
indice de intensidad de fractura, porosidad efectiva, arcillosidad, se generan técnicas
que permiten determinar, porosidad de fractura, permeabilidad de fractura en
yacimientos naturalmente fracturados que hayan pozos que no tengan perfiles de
imagenes. Estas técnicas se basan principalmente en establecer ecuaciones empiricas
que permitan el calculo de porosidad de fractura, permeabilidad de fractura en pozos

que no tengan perfiles convencionales y no tengan perfiles de imagenes (FMI).



A lo que se quiere llegar es a establecer correlaciones y/6 ecuaciones
validadas en pozos que no poseen todo tipo de perfiles, tanto convencionales como de
imagenes y que puedan ser extrapolados o utilizados en aquellos pozos del area que
solo disponga de los perfiles convencionales (gamma ray, resistividad, densidad
neutrén, sonico compresional), para asi poder tener un patrén general de los
parametros de porosidad de fractura, permeabilidad de fractura e indice de intensidad

de fractura en todos los pozos presentes en el area de estudio.



OBJETIVO GENERAL

El objetivo general de este trabajo es de establecer ecuaciones a partir de la
comparacion del calculo de porosidad, permeabilidad e indice de intensidad de

fractura realizada con los perfiles convencionales y los perfiles de imégenes.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

- Aplicacion de los perfiles convencionales

- Aplicacion de los perfiles de imagenes (FMI)

- Comparacion de ambos perfiles

- Calculo de porosidad y permeabilidad a partir de los perfiles convencionales

- Célculo de permeabilidad y porosidad a partir de los perfiles de imagenes (FMI)

- Correlacion de los célculos de porosidad, permeabilidad para establecer una
comparacion entre ambos métodos.

- Establecimiento de las ecuaciones definitivas para el calculo de permeabilidad,
porosidad e indice de intensidad de fractura.

- Correlacion de los resultados con analisis de nucleo y litologia

Para el desarrollo de este trabajo especial de grado se utilizaron los datos

suministrados por la empresa (Pacific Stratus Energy).

La metodologia a usar es:

- Busqueda bibliografica: Tesis y articulos técnicos relacionados con perfilaje de
pozos, especialmente aquellos relacionados con la deteccion y andlisis de
fracturas naturales.

- Recopilacion y seleccion de informacion relevante.
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- Calculo de porosidad y permeabilidad, a través, de perfiles convencionales y de
imagenes FMI.

- Comparaciéon de datos por ambas técnicas.

ALCANCE

La elaboracion de este trabajo permitird la determinacién de nuevas
ecuaciones para el calculo de porosidad, permeabilidad e indice de intensidad de
fractura, a partir de la comparacion de los perfiles convencionales y los de imagenes
FML.

Lo anteriormente expuesto es la base para establecer una correlacion entre los

datos obtenidos bajo los perfiles convencionales y los perfiles de imagenes (FMI).

Estos célculos se desarrollaron, a partir, de los datos obtenidos por la empresa

(Pacific Stratus Energy), tomados directamente en varios pozos.

METODOLOGIA

Este trabajo se basa principalmente en tres etapas: una primera de caracter

preliminar una segunda de laboratorio y una tercera de oficina.

Etapa Preliminar: Consiste en la revision de toda la informacion existente sobre el

tema a desarrollar.

- Recopilacion bibliografica de los trabajos previos realizados en la zona.

- Andlisis critico y sintesis bibliografica de la informacién obtenida a partir de tesis,
informes técnicos y articulos técnicos relacionados con fracturas naturales.
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Etapa de Oficina: Esta ctapa se basa principalmente en calculos y en

definicidén de nuevas ecuaciones.

Calculo de porosidad con perfiles convencionales y perfiles de imagenes
(FMI).

Célculo de permeabilidad con perfiles convencionales y perfiles de
imagenes (FMI).

Célculo de intensidad de fractura con perfiles convencionales y perfiles de
imagenes (FMI).

Determinar nuevas ecuaciones para el calculo de intensidad de fractura.

Etapa de Andlisis de Resultados: En esta etapa se realizara la comparacion

de los datos obtenidos en la etapa practica y se comparara con la sintesis realizada en

la etapa preliminar. Se realizaran, en general, las siguientes actividades:

Se realizara una comparacion de las ecuaciones usadas para el célculo de
porosidad y permeabilidad a partir de los perfiles convencionales y los
perfiles de imagenes (FMI).

Se realizard la interpretacion pertinente a los datos obtenidos de
permeabilidad y porosidad de los pozos en estudio.

Se efectuard la interpretacion de los datos de intensidad de fractura de los
pozos correspondientes.

Integracion de toda la informacion.

Elaboracion del informe final.



Ubicacion Geologica del area de estudio

Mapa de Localizacion Geolégica
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Mapa base de ubicacion de los pozos
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Figura 2. Mapa de ubicacion de los pozos donde el pozo 6W fue estudiado. Tomado de (IRT,
USA 2004).
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CAPITULO I1

MARCO TEORICO
2.1 El Perfil de Rayos Gamma

El perfil Rayos Gamma (GR) mide la radioactividad de las formaciones. Esta
radioactividad proviene, de la emision de Uranio (U), Torio (Th) y Potasio (K)
presente en la roca. Los rayos gamma son capaces de penetrar unas pocas pulgadas en
la roca y una fraccion de ellos, que se origina cerca del hoyo, lo atraviesa pudiendo
ser detectados por un censor de rayos gamma, el cual es, tipicamente, un cintilometro
de longitud activa de 8 a 12 pulgadas. Este detector produce un pulso eléctrico
discreto por cada rayo gamma detectado y el parametro registrado es el numero de
pulsos captados por unidad de tiempo (GARCIA, 1995).

En las formaciones sedimentarias, el perfil de Rayos Gamma generalmente
refleja el contenido de lutita de las formaciones. Esto es porque los elementos
radioactivo tienden a concentrase en arcillas y lutitas. Formaciones limpias tienen
normalmente un nivel bajo de radioactividad, a menos que estén contaminadas de
ceniza volcénica o rodados graniticos radioactivos, o cuando las aguas de formacion
contienen sales disueltas de potasio. El perfil de Rayos Gamma puede ser registrado
en pozos entubados lo que lo hace muy util en operaciones de terminacion y
reacondicionamiento. Es frecuentemente usado como subtitulo del SP (Potencial
Espontaneo) en los pozos entubados donde es imposible obtener el SP, 6 en pozos
abiertos cuando el SP no es satisfactorio. En ambos casos es 1til en la ubicacion de
capas no arcillosas y para correlaciones. La profundidad de investigacion del GR es
de 6 a 12 pulgadas, siendo mayor para formaciones de baja densidad (alta porosidad).
La resolucion vertical de la herramienta es de alrededor de 3 pies, dependiendo de la

velocidad a la cual se corra (op cit).



2.1.1 Propiedades de Rayos Gamma

Los Rayos Gamma son erupciones de ondas electromagnéticas de alta energia
que son emitidas espontaneamente por algunos elementos radioactivos. Casi toda la
radiacion gamma en la tierra es emitida por iso6topo radioactivo del potasio de peso
atomico 40 y por elementos radioactivos de la serie uranio (U) y torio (Th). Cada uno
de estos elementos emite rayos gamma cuyo numero de energia son distintivos de
cada elemento. La energia de emision de los rayos gamma: el potasio (K49) emite
rayos gamma de un solo nivel de energia de 1.46 Mev, mientras que la serie de uranio
y torio emiten muchos rayos gamma de varios niveles energéticos. Al pasar a través
de materia, los rayos gamma experimentan sucesivas colisiones con los atomos de la
formacién, de acuerdo al efecto Compoén de dispersion, perdiendo energia en cada
colision. Finalmente, después que los rayos gamma han perdido suficiente energia, es
absorbido segun el efecto fotoeléctrico. En el efecto fotoeléctrico los rayos gamma de
baja energia son absorbidos completamente por los atomos del material de la
formacion dando lugar a la expulsion de los electrones desde dicho atomo

(SCHLUMBERGER, 1972).

2.1.2 Aplicaciones de los Rayos Gamma

El perfil de Rayos Gamma (GR) es particularmente util para definicion de
estratos de arcilla, cuando la curva del Potencial Espontaneo (SP) esta redondeada (en
formaciones muy resistivas) 6 aplanadas (Rm¢= Ry,), 6 cuando no se puede registrar la
curva del (lodos no conductivos, pozos entubados, pozos vacios) El registro de
Rayos Gamma refleja la proporcion de arcilla, y en muchas regiones, se puede utilizar
cuantitativamente como un indicador de la arcillosidad. También se emplea para la
deteccion y evaluacion de minerales radioactivos como Potasio (K), Uranio (U) o
Torio (Th). Su respuesta, corregidos los efectos del pozo, es practicamente

proporcional al contenido de K,O, aproximadamente 15 unidades API por 1% de
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K;0. EL registro de GR también se puede utilizar para delinear minerales. A partir de
este registro de Rayos Gamma se puede determinar el volumen de arcillosidad en
cada uno de los puntos donde fue tomada la medicion de radioactividad, a

continuacion se presenta la ecuacion utilizada para el calculo de este parametro:

GRleido B GRmin

Vel =
GRmax - GRmin

Donde:

GR max: es el valor méximo del perfil de Rayos Gamma

GR min: es el valor minimo del perfil de Rayos Gamma

GR leido: es el valor leido en el perfil de Rayos Gamma

Todo esto expresado en unidades API (American Petroleum Institute)
Vcl: es volumen de arcillosidad

(SCHLUMBERGER, 1972)

2.2 Potencial Espontaneo
La curva de potencial espontaneo (SP) es un registro de la diferencia de
potencial de un electrodo moévil en el pozo y potencial fijo en un electrodo de

superficie, en funcion de la profundidad (op cit).

2.2.1 Principios Fisicos

El potencial Espontaneo (SP) es un fendmeno que se produce en un pozo,
cuando el lodo de perforacion se pone en contacto con las formaciones en un
subsuelo, existiendo un contraste de salinidad entre el lodo y el agua de formacion.
Esto genera cuatro potenciales eléctricos, dos electroquimicos y dos electrocinéticos.
El primero de los electroquimicos, Esh, llamado también de membrana, existe a
través de la arcilla impermeable, entre su interfase horizontal con una zona

permeable, y su interfase vertical con el lodo en el hoyo. El segundo, Ed o potencial
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de difusion, se construye a través de la transicion entre las zonas invadidas y no
invadidas de la capa permeable. Los potenciales electrocinéticos existen a través de
las costras de lodo, Emc, y de una delgada capa de arcilla en la interfase entre la lutita
y el lodo, Esb (GARCIA, 1995).

El potencial de difusion (Ed) existira en la interfase entre dos soluciones de
diferente salinidad. Los iones CI" poseen una mayor movilidad que el Na', asi que
habra un flujo neto de cargas negativas desde la solucion con mayor concentracion,
generalmente el igual de formacioén, hacia la menor concentracion, usualmente el
filtrado de lodo. Esto sera equivalente a un flujo de corriente en la direccion opuesta.
La magnitud del potencial correspondiente en milivoltios, para soluciones de cloruro

de sodioy a 77° F, sera:

Ed=-11.6 log (R mf/ R we)

Siendo Rps "resistividad de filtrado de lodo" y Ry 'resistividad de agua"
resistividades equivalente relacionadas con los valores reales Ry,s y R . (op cit).

El potencial de membrana o Ehs esta asociado con caminos selectivos de los
iones en las lutitas. Debido a la estructura laminada de los minerales de arcilla y sus
cargas superficiales, las lutitas permiten el paso de los iones de Na' pero retiene los
CI. Cuando las lutitas separan soluciones de cloruro de sodio de diferentes
concentraciones, los iones positivos se mueven a través de la lutita desde la solucion
mas concentrada, normalmente el agua de formacion, a la menos concentrada,
usualmente el lodo de perforacion, lo cual constituye un flujo de corriente. La
magnitud de potencial causado por este flujo es funcion de las actividades idnicas de
ambas soluciones, las cuales, a vez, estan relacionadas con sus resistividades. Para

soluciones de cloruro de sodio a 77F°, el potencial en milivoltios es:

Ehs = 59.1 log (Rm#/Ry)

11



El potencial Emc a través de la costra de lodo es un potencial de
electrofiltraciéon, que es producido por un flujo de electrolito, el filtrado de lodo, a
través de un medio poroso, la costra. Tipicamente es de s6lo unos pocos milivoltios
que se afaden a los potenciales electroquimicos, para el caso normal cuando Ry,,£>Ry;
sin embargo, es parcialmente compensado por un potencial similar, Esb, de polaridad
opuesta existente en la interfase lutita-lodo, cuando la primera actia como una gruesa
costra de lodo con una baja pérdida de agua. De acuerdo con esto, usualmente la
suma de los potenciales electrocinéticos es sumamente pequefia. Excepciones a esta
situacion seran cuando las formaciones permeables estdn despresurizadas por
produccion o cuando lodos muy pesados se oponen a formaciones normalmente
presurizadas. El SP total sera entonces la suma de los potenciales electroquimicos o
SSP = -(61+0.133T) log (Rn¢/Ry), donde el SSP estd en milivoltios y T en °F
(GARCIA, 1995).

2.2.2 Aplicacion del Potencial Espontineo

1.- La curva SP es usada principalmente para seleccionar zonas permeables
2.- Ubicar limites y permitir la correlacion entre capas permeables.

3.- Determinacion de valores de la resistividad del agua de formacion.

4.- Dar valores cuantitativos del contenido arcilloso de una capa.

(SCHLUMBERGER, 1972).
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2.3 El Calibre

El calibre es una herramienta disefiada para medir el didmetro del hoyo
construido durante la perforacion de un pozo, y el registro producido (didametro vs
profundidad) da una clara idea acerca del estado en que se encuentra el hoyo en el
momento del perfilaje. Existen muchos tipos de calibre, en este caso se explicaran
solo dos de éstos: el usado generalmente con las herramientas acusticas y el
incorporado a la herramienta de micro-resistividad. El primero es un disefio de tres
brazos que trabaja con un mecanismo de resorte y que, al mismo tiempo, actia con un
centralizador, forzando el eje de la herramienta a mantenerse paralelo al eje del hoyo.
El segundo, realiza una medida de la distancia entre dos cojines que se abren
eléctricamente para hacer contacto con las paredes del hoyo. Otro calibre puede
obtenerse con la herramienta de densidad, la cual mide la distancia del patin que
contiene la fuente de radiacion y los detectores y el brazo que, abriéndose
electronicamente, fuerza la cara del patin contra las paredes del hoyo con relativa alta
presion. Las herramientas de buzamiento, basicamente resistivas, proveen medidas
del diametro del hoyo en direcciones opuestas usando cuatro patines, o medidas del
radio del hoyo independiente para cada patin, con herramientas de cuatro o seis
brazos. Paraddjicamente, la herramienta mas precisa para determinar la geometria del
hoyo y su tamafio no es una herramienta de brazos y patines, sino en la imagen

actstica, la cual provee una cobertura de 360° (GARCIA, 1995).

2.3.1 Aplicaciones del Calibre

1.- Esta herramienta puede ser particularmente 1til cuando el volumen del hoyo

puede ser integrado de los datos del calibre.
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2.- Si la tuberia del revestimiento va a ser colocada, el ingeniero sabra el
volumen del hoyo que usard en dicha tuberia y sustrayendo el valor del volumen
integrado del hoyo calculado con el calibre, puede determinar la cantidad de espacio
anular disponible para la cementacion.

3.- La evidencia de costra de lodo, cuando el didametro medido por el calibre es
menor que la de la mecha usada para perforar el hoyo, es un buen indicador de la
permeabilidad de las formaciones.

4.- Las herramientas que ejercen menor presion contra las paredes del hoyo son

las mejores para identificar costras de lodo (op cit).

2.4 Perfiles de Resistividad

Durante el primer cuarto del siglo de existencia de perfiles de pozos, los Uinicos
perfiles eléctricos disponibles fueron los convencionales de Resistividad mas el SP.
Miles de ellos fueron hechos cada afio en pozos perforados en todo el mundo. Desde
entonces se han desarrollado nuevos métodos de perfilaje para medir valores mucho
mas exactos de Ry 6 Ry, que son los parametros buscados. A lo largo de los afios, ha
habido una sucesion continua de herramientas de resistividad, con disefios mejorados.
Pareciera conveniente olvidar las herramientas obsoletas, pero no asi. Los archivos de
las companias petroleras todavia contienen abundantes registros viejos que se revisan

continuamente para estudiar nuevos prospectos (SCHLUMBERGER, 1972).

2.4.1 Principios Fisicos

La resistividad la formacion es un parametro clave para determinar la saturacion
de hidrocarburos. La corriente puede pasar a través de una formacion solo debido al
agua conductiva que contenga dicha informacion. Con muy pocas excepciones, cOmo

el sulfuro metalico y la pirita, la roca seca es un buen aislante eléctrico. Ademas, las
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rocas perfectamente seca rara vez se encuentra. Por lo tanto, las formaciones
subterraneas tienen resistividades mesurables y finitas, debido a aguas dentro de sus
poros o al agua intersticial absorbida por una arcilla.

La resistividad de la formacion depende de:

La resistividad del agua de formacion.

La cantidad de agua presente.

La geometria estructural de los poros.

Las resistividades de formacion por lo general varian de 0.2 a 1000 ohmios-
metros (ohm-m), resistividades superiores a 1000 ohm-m son poco comunes en
formaciones impermeables de muy baja porosidad (por ejemplos las evaporitas).

La resistividad de la formacion se mide, ya sea al enviar corriente a la formacion
y medir la facilidad con que fluye la misma, o al inducir una corriente eléctrica en la

formacion y medir su magnitud (SCHLUMBERGER, 1972).

2.4.2 Clasificacion y Tipos de Herramientas

Clasificacion de las herramientas de resistividad que han sido usadas o que se
encuentren todavia en uso. Las curvas estan categorizadas por su profundidad de
investigacion, profunda (>3pies), media (1.5.-3 pies), somera (0.5-1.5 pies) y para la
zona lavada (1-6 pulgadas). Estos nimeros significan que el 50% de la respuesta de la
herramienta viene de la formacién contenida dentro de la profundidad indicada y el
otro 50% de mas alla de ésta. Todas las curvas, profundas, medias y someras son
obtenidas de electrodos 6 bobinas montadas en tuberia cilindrica, las cuales son
corridas méds o menos centralizadas en el hoyo. En contraste, en las herramientas
usada para medir la resistividad de la zona lavada, o de la microresistividad, los
electrodos estdn montados en un patin y son forzados contra una pared del hoyo.

Antes de 1950, todas las medidas de resistividad fueron hechas con arreglos
electrodicos simples, llamados normales y laterales, en un registro que se llamo

“Eléctrica Survey” (ES). El primer sistema que reemplaz6 al ES para lodos frescos
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fue el Induccidon profundo combinado con la Normal Corta, llamado IES o IEL. Mas
tarde, la Normal Corta fue reemplazada por una curva somera enfocada llamada
Enfocada Esférica (SFL). Atn para lodos frescos, a mitad de los 60 se introdujo la
herramienta de Doble Induccion, la cual contaba con una lectura profunda, otra media
y una enfocada somera (DIFL, DISG, DIL-LL8). A mediados de 70 aparecio la
combinacion DIL-SFL, la cual fue reemplazada por las herramientas de induccion
simple, debido a sus capacidades para corregir las resistividades. Dos herramientas
disefiadas para la zona lavada, aparecieron para lodos frescos: el MicroLog, MiniLog
o Contact log, el cual se constituyd en la mejor herramienta para detectar arenas
permeables, y el perfil de Proximidad, el cual media Ry, atin en la presencia de

costras de lodo grueso (GARCIA, 1995).

Para lodos salados, dos curvas enfocadas de investigacion media aparecieron en
los 50: los LateroLog 7 y 3. Al mismo tiempo aparecid el Microlaterolog (MLL) para
la zona lavada, la cual tenia que correrse independientemente de los anteriores. En los
70 fué introducido el Doble Latroperfil, el cual daba dos medidas enfocadas,
profunda y media, y podia ser corrido simultineamente con una herramienta de la

zona lavada, MLL o MSFL, esta tltima un disefio SFL montado en un patin (op cit).
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2.4.2.1.- Principios fisicos de las medidas de induccion y sonda DIL

(herramienta vigente):

El registro de induccion mide, inherentemente, la conductividad de una
formacion en el subsuelo, la cual es la inversa de su resistividad. En unidades
comunes usadas, la conductividad en mmh-m es equivalente a 1000/ resistividad en
ohmm (GARCIA, 1995).

Una corriente constante de 20KHz de frecuencia alimenta una bobina
transmisora. Esto genera un campo magnético alterno que produce una corriente
circular, llamada de Foucault o “eddy”, que circula en el medio circundante. Esta
corriente asi generada produce, a su vez, un campo magnético que induce un voltaje
en la bobina receptora. Este voltajes es aproximadamente proporcional a la
conductividad del medio que rodea a la herramienta, con lo cual esta conductividad, o
lo que es lo mismo, su resistividad puede ser calculada para ser desplegada en la
forma de un registro. Con un simple transmisor- receptor como el mostrado, las
contribuciones a la senal, debidas al lodo en el hoyo y a la zona invadida, asi como a
las capas adyacentes por encima y por debajo del par de bobinas, pueden ser
importantes. Las herramientas de inducciéon en la practica, utilizan entonces un
arreglo de bobinas auxiliares, tanto transmisoras como receptoras, para minimizar
estas contribuciones y maximizar la profundidad de la investigacion y la resolucion
vertical. Tipicamente, son usadas seis o mas bobinas con un separacion
aproximadamente de 40 pulgadas entre el par transmisor- receptor, para obtener la
curva de maxima penetracion, llamada ILd. Menos bobinas son usadas para proveer
la curva de penetracion media, llamada ILm (op cit).

Los registros de induccion no requieren un fluido conductor en el hoyo para
operar. Trabajan muy bien, de hecho mejor, en hoyos llenos de aires o gas, o con lodo
en base a aceite, siendo las Unicas herramientas de resistividad disponible para estos
casos. El registro de induccion tiene una resolucion vertical de cerca de 4 pies,

determinada primariamente por la separacion de las bobinas principales; sin embargo,
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existe contribuciones de las capas bastante por arriba y por debajo de la seccion del
hoyo de 4 pies directamente en frente de la herramienta. Estas contribuciones son
muy pequefias en lutitas, pero son significativas en calizas, cuando las capas
adyacentes son mucho mas conductoras que la formacién en la cual se mide la
conductividad o resistividad, ain cuando la capa es mucho mas gruesa de 4 pies. Este
podria ser el caso de una caliza de baja porosidad, de 10 pies de espesor, saturada de
hidrocarburo, entre dos lutitas. La herramienta podria leer tan bajo como la mitad de
la resistividad verdadera en el peor de los casos. Los manuales de las companias de
servicio presentan graficos para realizar estas correcciones, las cuales presumen capas
adyacentes gruesas y homogéneas, lo cual muy a menudo no es correcto. Por esta

razon estas correcciones son casi siempre ignoradas (GARCIA, 1995).

Si la herramienta de induccion es alzada en el aire sin ningin material conductor
en su vecindad, habré una pequefia senal, del orden de unos cuantos mmho/m, debido
al acoplamiento residual entre las bobinas transmisoras y receptoras. Esta sefial es
llamada error de sonda, normalmente balanceada antes de la operacion de la
herramienta. No existe garantia, sin embargo, de que ese error sea el mismo bajo

condiciones de baja temperatura y presion (op cit).
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2.4.3 Aplicaciones de los perfiles de Resistividad

El principal uso de los registros (6 perfiles) de resistividad es en el célculo de
saturacion de fluido en las diferentes formaciones o arenas. Se puede calcular de
saturacion de la zona invadida (o lavada), que es la mas proxima a las paredes del
pozo, utilizando algunos registros de resistividad que poseen poca profundidad de
investigacion como el Micro Spherical Log (MSFL) y el Proximity Log.

Para el calculo de la saturacion de fluidos en la zona virgen (mas alla de la zona
invadida), se utilizan las medidas de resistividad obtenidas de los perfiles Laterolog.

Deep (LLD) e induccion (ILD), los cuales poseen un radio de investigacion
mayor y suministran valores de resistividad que estan muy cercanas a la resistividad

verdadera de la formacion (Rt) (GARCIA, 1995).

2.5 Perfil de Densidad

El perfil de densidad de la formacién se utiliza principalmente como perfil de
porosidad. La medicion de la densidad de la formacion tiene también aplicacion en la
identificacion de minerales en depositos de evaporitas, descubrimiento de gas,
determinacion de la densidad del hidrocarburo; evaluacion de arenas arcillosas y
litologias complejas y en la determinacion del rendimiento de lutita petrolifera.

Fundamento: Una fuente radioactiva colocada en una almohadilla (patin)
blindada es aplicada contra la pared del pozo. Esta fuente emite hacia la formacion
rayos gamma de media energia. Los rayos gamma pueden ser considerados como
particulas de alta velocidad que chocan contra los electrones de la formacion. En cada
choque los rayos gamma ceden algo de su energia cinética, pero no toda, al electron y
continua su trayectoria con menor energia. Este tipo de interaccién se conoce como
efecto Compton de Dispersion. La fuente y el detector del aparato de Schlumberger
estan disefiados de manera que su respuesta se debe en mayor parte, al efecto

Compton. Los rayos gamma dispersos llegan a un detector colocado a una distancia
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fija de la fuente y son evaluados como una medida de densidad de la formacién, ya
que el nimero de rayos gamma de efecto Compton estd discretamente relacionado
con el namero de electrones en la formacion.

De este modo, la medicion de aparatos de densidad estd relacionada
esencialmente con la densidad de electrones (nimeros de electrones por centimetros
cubico) de la formacion. Esta tltima a su vez depende de la densidad de la matriz de
la roca, de su porosidad y de la densidad de los fluidos que ocupan los poros

(SCHLUMBERGER, 1972).

2.5.1 La porosidad del Perfil de Densidad

Para una formacion limpia de densidad de matriz py,, conocida y que tiene una
porosidad ®@. y estd saturada con un liquido de densidad promedio, ps, la densidad

total de la formacion py serd rigurosamente:

Py =0, +(1=9)p,,

Para los fluidos que generalmente saturan lo poros (excepto gas e hidrocarburos
livianos) y para las matrices de los minerales comunes, la diferencia entre la densidad
aparente medida por el aparato y la densidad total py, es despreciable, de manera que
al despejar:

@ = Prax = Py
Prax ~ Py
Donde pp = pa
En la tabla que se presenta a continuacion se dan algunos valores comunes de

densidad maxima (pma) SCHLUMBERGER, 1972).
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Tabla 1. Valores de densidad maxima

Pma LITOLOGIA

2.65 Para arenas, areniscas y cuarcitas.
2.68 Para arenas calcéreas o calizas arenosas
2.71 Para calizas

2.87 Para dolomitas

El fluido que satura los poros de las formaciones permeables, en vista de la
pequeiia profundidad de investigacién que tiene el aparato (alrededor de 6 pulgadas o
15 centimetros), es mayormente filtrado de lodo. Este filtrado puede tener una
densidad, temperatura y presion.

Efecto de la lutita: La interpretacion del perfil de Densidad pude ser afectada
por la presencia de arcillas o lutitas en la formacién. A pesar de que las propiedades
de las lutitas varian con las formaciones y el lugar, una densidad tipica para capas de
lutitas varian con el lugar de las formaciones, una densidad tipica para capas de lutitas
e intercalaciones laminares es del orden de 2.2 a 2.65. Las densidades de la lutita
tienden a ser menores en profundidades pequenas, donde las fuerzas de compactacion
no son tan grandes. La lutitas dispersas o arcillas diseminadas en los espacios porales

pueden tener, en general, densidades algo menores que las lutitas intercaladas.(op cit).
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2.6 Perfiles Neutronicos

Los perfiles neutronicos son usados principalmente para ubicar formaciones
porosas y determinar su porosidad. Ellos responden, en primer lugar, a la cantidad de
hidrégeno presente en la formacion. Asi, formaciones limpias cuyos poros estan
llenos de agua o petrdleo, el Perfil Neutronico da valor real del espacio poral llenos
de fluidos. Las zonas gasiferas pueden frecuentemente identificarse comparando el
Perfil Neutrénico con otro de porosidad o con los valores de porosidad obtenidos de
testigos o nucleos.

Una combinacion del Perfil Neutronico con uno o dos perfiles de porosidad, dan
valores ain mas exactos de porosidad e identificacion litoldgica, incluyendo la

evaluacion del contenida de Iutita (SCHLUMBERGER, 1972).

2.6.1 Fundamentos

Los Neutrones son particulas eléctricamente neutras cuyas masas son casi
idénticas a la del atomo de hidrégeno.

Una fuente radiactiva colocada en la sonda emite continuamente neutrones de
alta energia (velocidad). Estos neutrones, al encontrarse con el niicleo del material de
la formacion, chocan eldsticamente a semejanza de bolas de billar y en cada colision
los neutrones pierden parte de su energia.

La cantidad de energia perdida por un neutron en cada colision depende de
masa relativa del nucleo con el cual choca. La mayor perdida de energia ocurre,
cuando el neutrén choca con el nicleo de masa practicamente igual como es el
hidrogeno. Colisiones con nucleo pesados no provocan mucha perdida de velocidad.
De esta manera, la pérdida de velocidad dependera principalmente de la cantidad de
hidrogeno en la formacion. A los pocos segundos los neutrones han sido
amortiguados, por choques sucesivos, a velocidades “termales” correspondiente a

energias de alrededor de 0.025 electron- voltios. Entonces se dispersan sin orden, sin
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perder mas energia, hasta que son capturados por ntcleos de a&tomos tales como cloro,
hidrogeno, silicio, etc (SCHLUMBERGER, 1972).

Los nucleos capturadores se excitan y originan una emision de rayos gamma
de alta energia, denominados Rayos Gamma de Captura. De acuerdo al tipo de
aparato, ¢éste puede detectar los rayos gamma de captura 6 los propios neutrones
mediante un detector colocado en la misma sonda. Cuando la concentracion de
hidrégeno de la formacion que rodea al fuente de neutrones es alta, la mayoria de los
neutrones son retardados y capturados a una corta distancia de la fuente. Por el
contrario, si la concentracion de hidrogeno es baja, los neutrones viajan mas lejos
antes de ser capturados. Con la distancia de fuente a detector cominmente utilizada,
a una mayor lectura corresponde una menor concentracion de hidrégeno y viceversa.

Equipos: Los equipos neutronicos que se han utilizado son: la serie GNT, el
aparato SNP (Sindewal Neutron Porosito) y el CNL (Compénsate Neutron Log).Las
fuentes utilizadas que emiten neutrones con una energia inicial de varios millones de
electro- voltios son la de plutonio- berilio (Pu-Be) o la de americio-berilio (Am-Be).

El GNT es un aparato de medicion no direccional que emplea un detector que
es sensible a los rayos gamma de captura de alta energia y a los neutrones de
velocidad termal. Puede utilizarse en pozos abiertos o entubados. La porosidad leida
de un registro en pozo entubado es menos exacta, debido a incertidumbres surgidas
por el peso y posicion de la tuberia de revestimiento, la presencia de cemento detras
de ésta y otros factores. Se pueden utilizar combinaciones de distancia fuente-
detector de acuerdo a las condiciones en que se encuentra el pozo y a la gama de
porosidades. El GNT se corre excentralizado para que incidiese lo menos posibles en
el efecto del pozo.

En el sistema SNP, la fuente y detector de neutrones estan colocados en una
almohadilla (patin) en contacto con la pared del pozo. El detector es un contador
proporcional blindado, de tal manera, que solamente los neutrones con energia por

encima de 0.4. electron-voltios pueden ser detectados (op cit).
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El CNL es un aparato de tipo mandril disefiado para ser corrido en
combinacion con otros aparatos para obtener asi un perfil neutronico
simultdneamente con otros perfiles. EI CNL es un instrumento de deteccion de
neutrones termales, con dos espaciamientos. La relacion entre el nimero de pulso o
cuentas (counting rate) recibidos en dos detectores, se procesa en el equipo de
superficie para tener un registro de indice porosidad neutronica, en escala lineal. La
fuente radioactiva de 16 curies produce neutrones a una tasa cuatro veces mayor que
fuentes corrientes, reduciendo asi la variacion estadistica. Se aumenta la profundidad
de investigacion al incrementar en este aparato la distancia entre la fuente y los
detectores. Se han hecho comparaciones entre perfiles SNP y CNL corridos en un
mismo pozo y se ha demostrado, que el CNL tiene una profundidad radial de
investigacion mucho mayor que el SNP. EI CNL puede ser utilizado en pozos llenos
liquidos, con ¢ sin tuberia de revestimiento, pero no en pozos llenos de gas.

(SCHLUMBERGER, 1972).

2.6.2 Efecto de la litologia

Las lecturas de los perfiles neutronicos estan algo afectadas por la litologia de la
roca matriz. Las lecturas del GNT son convertidas desde unidades API a indices de
porosidad suponiendo que la naturaleza de la matriz es caliza; si la litologia es
conocida, por ejemplo areniscas o dolomias, los valores de la porosidad
correspondiente a calizas son corregidos. Las escalas de los perfiles SNP son
normalmente basadas en la suposicion de que la matriz es caliza. Las porosidades
para otras litologias son obtenidas a partir de graficos 6 de escalas impresas en el
encabezamiento de los perfiles. Estas correcciones para el SNP se aplican so6lo a
pozos llenos de liquidos. Si hay gas en el pozo, el efecto de la litologia puede ser

reducido a un nivel despreciable y se puede leer la porosidad directamente (op cit).
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2.6.3 Determinacion de la porosidad con perfil neutronico

Todo perfil neutroénico puede proporcionar valores de porosidad aparente siempre
que se tome en cuentas algunas suposiciones y correcciones. Sin embargo, solamente
se puede reconocer y corregir ciertos efectos como son la litologia, contenido de
arcilla y cantidad y tipo de hidrocarburo, cuando exista informacion adicional de
porosidad de perfil sonico y/o densidad. Cuando se hace una interpretacion solo
basada en perfiles neutrénicos hay que tomaran en cuenta las incertidumbres

correspondiente (SCHLUMBERGER, 1972).

2.6.4 Aplicaciones del Perfil Neutrén

La determinacion de la porosidad es uno de los usos mas importantes de los
registros de neutrones. Para determinaciones exactas de porosidad, son necesarias
correcciones por litologia y parametros de hoyo.

En combinacion con otros registros de porosidad (u otros datos de porosidad)
o cuando se usan en un diagrama de interrelacion, los registros de neutrones son ttiles
para detectar zonas gasiferas. Para esta aplicacion, la combinacion neutrones-
densidad resulta 6ptima en formaciones "limpias", ya que las respuestas al gas son en
direcciones opuestas. En formaciones arcillosas, la combinacién neutrén-sonico es un
detector eficiente de gas, ya que la arcilla afecta a cada una de manera similar. Para
una mayor precision, al determinar la porosidad y la saturacion en zonas de gas, el
registro de neutrones debe corregirse por efecto de excavacion.

Otras aplicaciones:

- El disefio de SNP es especificamente para pozos abiertos y en la determinacion de
la porosidad el efecto del pozo en minimo. Es el tnico aparato neutrénico que trabaja

bien en pozos llenos de gas.
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- El disefio CNL es para ser corrido en combinacion con otros aparatos en pozos
abiertos o entubados. El efecto de los parametros del pozo queda reducido
considerablemente por sus caracteristicas compensatorias.

- El GNT puede ser usado en pozos abiertos o entubados. Se registra al mismo
tiempo que una curva de rayos gamma con lo cual se hace resaltar cualitativamente la
presencia de lutitas, formaciones impermeables y secciones porosas

(SCHLUMBERGER, 1972).

2.7 Factor Fotoeléctrico

La herramienta de Lito-Densidad (LDT) es practicamente la misma que su
predecesora, el FDC; sin embargo, la operacion es diferente. Con el LDT, las
mediciones de densidad y factor fotoeléctrico son realizadas mediante seleccion, por
niveles de energia de los rayos gamma que inciden en el detector lejano.

La medicién del factor fotoeléctrico (Pe) se realiza al registrar los rayos
gamma que caen en la zona de baja energia. La proporcion de pulso en la ventana de
conteo responderd, entonces, al indice de absorcion foto-eléctrico, dado por U=Pe*
pe. Mientras mas grande el valor de U, mas pequefia la proporcion de conteo, y
viceversa. Con la calibracion propia, el valor de U para cualquier formacion dada

puede ser determinado (GARCIA, 1995).

2.8 Imagenes de Perforacion

Generalidades: las imagenes de perforacion son fotos electronicas de las rocas
y de los fluidos propios de un pozo. Tales imagenes son hechas por dispositivos
eléctricos, acusticos o videos los cuales han sido bajados en el pozo. Las imagenes
son orientadas, ellas presentan una alta resolucion vertical y lateral y éstas a su vez
proporcionan informacién critica acerca de buzamientos de planos, fracturas, fallas,
inconformidades, direccion de paleocorrientes, “vuggy” y porosidad de fractura, y

otras caracteristicas geoldgicas. Se tienen estudios de casos que muestran que las
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imagenes de perforacion son usadas mejor en combinacion con otros datos
disponibles del pozo.

Por el alto costo y riesgo existente, en la actualidad hay pocos pozos con
nucleos. Los nucleos tomados no contienen la informacién completa de la formacion,
por lo tanto, los pozos de exploracion lo desconocen. Algunas litologias tienden a
tener una recuperacion pobre del nucleo, tales como arenas inconsolidadas y
fracturadas, “vuggy” o intervalos brechados. El algunos nucleos el contraste actstico
o eléctricos entre diferente litologias, puede ser mas significativo que el contraste
aparente de la vision humana. En afos recientes, todos estos factores han llevado al
incremento del uso de imagenes de perforacion para la caracterizacion de las

superficies de las rocas sedimentarias (HURLEY "Borehole Imagens", 2004).

2.8.1 Imagenes eléctricas de perforacion

Imagenes eléctricas de perforacion estan basadas en la inmersion métrica, que
han estado disponible comercialmente desde el afio 1950. En la figura 3 se puede
observar la tendencia evolutiva de la inmersion métrica de las imégenes de
perforacion de pocos eléctrodos para un conjunto complejo de eléctrodos de patines
multiples.

Adquisicién de datos: la primera corrida de la herramienta en el hoyo es con el
patin cerrado. Al inicio de la corrida del registro, o bien 4, 6 u 8 patines son
colocados y presionados en la pared del hoyo. El nimero de patines depende del
dispositivo 6 el registro que estd siendo utilizado. La corriente eléctrica es forzada
hacia el interior de la roca a través de los electrodos, sensores remotos y medicion de
la corriente después de interactuar con la formacion (Figura 3). La data cruda incluye
multiples lecturas de electrodos, lecturas de caliper de patines individuales o pares de
patines en el eje X, Y, Z, lecturas de acelerometro y magnetometro. La desviacion de
perforacién y la orientacion del patin 1 (herramienta) son determinadas por el

magnetometro.
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La tasa de la muestra para electrodos y datos de acelerémetro son muy altas,
normalmente 120 muestra/pies (400 muestras/ m). Debido a esto el tamano del
archivo digital puede ser muy grande. De hecho, se obtienen decenas de cientos de
mega bytes de datos de un registro corrido. El area de cobertura de la pared del hoyo
estd en funcion del ancho del conjunto de electrodos, nimero de patines y diametro
del hoyo. En la cobertura del hoyo sin iméagenes, aparecen como partes desnudas
blancas entre los patines. La profundidad de perforacion es pequefias, generalmente
es menor que 1 en (2.5 cm) hacia el interior de la formacion. La tasa de corte, la cual
es comprobable por otros registros del hoyo abiertos, es 1.600 a 1.800pies/h (500 a
550 m/h). Por ser dispositivos eléctricos, el lodo de perforacién debe ser conductivo.
La resistividad del lodo mayor que 50 ohm-m son las mas inusuales para imagenes
eléctricas de perforacion, aunque herramientas comerciales estdn ahora disponibles
para el lodo en base a petroleo. Las mejores imagenes son adquiridas se obtienen
cuando la proporsicion entre la formacion y la resistividad del lodo es menor que
1.000. Cuando se colocan los cortes convencionales de las herramientas las
limitaciones comprobables son la presion y la temperatura. (HURLEY "Borehole

Imagens", 2004).
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Figura 3.- Elementos basicos de la herramienta de perforacion eléctrica. Tomado de (HURLEY

"Borehole Imagens", 2004).
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2.8.2 Interpretacion de la imagenes de perforacion

Es la practica, el registro interpreta y se desplaza a través del procesamiento del
registro en la computadora en la estacion de trabajo o PC, ver iméagenes estaticas o
dindmicas mientras que el ajuste del seno de onda es observado en la frontera del
plano de fracturas y otras caracteristicas geoldgicas. Automaticamente el buzamiento
recogido por los programas estan disponibles, y la interpretacion puede elegir o editar
buzamiento recogido por los programas que estan disponibles, y elegir o editar
buzamientos que ya estan recogidos por varios algoritmo de computadoras. Esta
seccion traza los mas importantes usos de las imagenes de perforacion. Un
incremento constante de nimeros de estudiantes han usado estds herramientas.

(HURLEY "Borehole Imagens", 2004).

2.8.3 Ocurrencia de fracturas - fallas y su orientacion

La utilizacion mds obvia de las imagenes de perforacion en el area de la
interpretacion estructural, especialmente detectando y orientando fracturas y fallas
(Figura 4 y 5), en algunos casos, las fallas planas pueden tener imdgenes y
orientacion. Esto es especialmente verdadero para micro fallas, las cuales pueden
haber compensado cantidades de solo unas pocas pulgadas (cm). En otros casos, las
fallas corresponden a una ruptura del subsuelo y pueden ser imagenes erroneas. Si
esto sucede, la interpretacion puede ser buscada en la fractura cercana, la cual se
refiere a la orientacion de la falla. Cambios en la orientacion del plano pueden indicar
que la perforacién ha sido cruzada por los ejes de fallas varias veces. La frontera
dominante entre los plano de buzamiento, consiste en un grupo de inmersiones, que

podrian ser fallas o inconformidades (op cit).
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En el andlisis de fractura se muestran generalmente varios sistemas
fracturados. S6lo se pueden usar las imagenes de perforacion en fracturas abiertas,
ya que, el lodo conductivo en fracturas abiertas aparecerda como un rastro oscuro,
sobre la imagen eléctrica de perforaciéon también se toman en cuenta las fracturas
llenas de bitumen que podrian aparecer como una oscura huella en imagenes
eléctricas de perforacion. Otros registros, tales como el gamma rey, pueden ayudar a
resolver tales situaciones. Si la fractura es rellenada con cemento, tales como calcita,
anhidrita 0 cuarzo, la fractura podria aparecer como rastro resistivo en la imagen
eléctrica de perforacion. Las fracturas selladas en registros actsticos pueden aparecer

en amplitud, pero no el tiempo de viaje de la imagen.
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Figura 4.- La imagen de FMI presenta una arenisca en la parte de la fractura, que se presentan como

conductora de segmentos discontinuos. Tomado de (HURLEY "Borehole Imagens", 2004).
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Figura 5.- (M) microfalla, (B) frontera intercalaciones de areniscas y lutitas. Tomado de (HURLEY
"Borehole Imagens", 2004).
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2.8.4 Apertura de la fractura

En las placas paralelamente llenadas por pocos fluidos en fracturas,
permeablemente es proporcional a la secuencia del ancho de la apertura de la fractura.
Porque las fracturas no son verdaderamente placas paralelas, son estimacion de
fluidos que pueden ser modificados con exactitud por asperezas, o irregularidades, a
lo largo de la pared de la fractura. Es sumamente importante para los gedlogos la

relacion entre la permeabilidad y la apertura de la fractura para la perforacion.

Luthi y S ouhaite (1990) modelan anchos de apertura de fractura al ser registrados
por imagenes eléctricas de perforacion. Ellos derivan el método para el célculo del
ancho de apertura, usando el lodo resistivo como principal pardmetro de entrada.
Sobre la base de su técnica, software comercial (disponible en schlumberger) calculan
el ancho de apertura por imagenes eléctricas de perforacion. Utilizando esta técnica
crean un sistema de fractura, a lo que se referian esto ultimo es a la recuperacion de

pozos horizontales. (HURLEY "Borehole Imagens", 2004).

2.8.5 Interpretacion sedimentologica

El hecho de que el limite menor intrinsico de resolucion de la imagen de
perforacion en el orden de 0.2 pulgadas en (Smm). Con imagenes eléctricas, se puede
tener imagenes fracturada conductiva en la roca de resistencia que son fracciones de
milimetro de ancho. Aunque los tipos de granos en general, no se puede discernir,

caracteristicas tales como madrigueras (Figura 6), clastos, "vug", y brechas que son
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comunes. Formas "vug" pueden ser diagnosticadas por ciertos fosiles. Cuantificacion
"vug" de imagenes de perforacion utilizando técnicas de pixel de computador ha
llevado al reconocimiento de las unidades de flujo y tiempo a pagar en algunos

embalses.

Cambios en la base del color de las imagenes pueden indicar cambios en el tipo
o la cantidad de porosidad de matriz. También las imagenes de cementacion de
fracturas abierta y porosidad. Estructuras sedimentarias, tales como fracturas,
escarpes de fluidos, ripples, cruces de graficos y clastos imbricados pueden ser
aparente (Figura 5) la observacion de tales estructuras pueden rendir paleocorrientes,

fases, y desarrollo de interpretacion depositacional.

Finalmente laminas de areniscas y lutitas tiene espesores en la escala de 2 a 20
pies en (5 a 50 cm). Tales laminas estan por debajo de los limites de resolucion de la
mayoria de las herramientas de registros. Delgadas laminas han sido resueltas con
éxito y cuantificadas mediante imagenes perforacion. Tales analisis han llevado a
mejores estimaciones de espesores neto de reservorios en cifras brutas de espesores
de reservorios y mejorando el calculo volumétrico (HURLEY "Borehole Imagens",

2004).
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Figura 6.- Imagen FMI intercalaciones de areniscas y lutitas. Arenas bioturbadas (B). Tomado de

(HURLEY "Borehole Imagens", 2004).

36



()

Figura 7.- Imagen eléctrica STAR areniscas laminadas de aguas profundas. A se muestran rizaduras,

B estructura de escape de fluido. Tomado de (HURLEY "Borehole Imagens", 2004).
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2.9 Arenas Arcillosas

Las lecturas de muchos perfiles son afectadas por la arcillosidad de la
formacion. Por consiguiente, la interpretacion de formaciones arcillosas es mas
compleja que en formaciones limpias (sin matriz arcillosa).

En este capitulo se expondran principalmente acerca de arenas arcillosas, por
la frecuencia de su ocurrencia en las series arena-lutita (1). Sin embargo, muchas de
las técnicas que aqui se presentan son aplicables asi mismo a carbonatos arcillosos
(2).

La arcillosidad afecta los perfiles segun la proporcion de lutitas y sus
propiedades fisicas. En el caso de varios aparatos de perfilaje (Resistividad, Sonico,
SP y Resonancia Nuclear Magnética) depende también de la forma en la lutita esta
distribuida en la formacion. Las lecturas de los aparatos de perfilaje radioactivo
(Rayos Gamma, Neutronico, Densidad, Tiempo de Degradacion Termal) no son

afectadas por la forma de distribucion de la lutita (SCHLUMBERGER, 1972).

El estudio de nucleos (testigos) revela que el material arcilloso se encuentra

repartido en la formacion de tres maneras posibles (Ecuacion 1).

1. La lutita puede existir en forma de ldmina, entre las cuales estan depositadas
las capas de arena. La lutita en forma laminar no afecta la porosidad o
permeabilidad de las propias capas de arena. Sin embargo, al haber una
mayor cantidad de lutita laminar — con lo que habra una disminucion
correspondiente de la cantidad del medio poroso — la porosidad total queda
reducida en la misma proporcion.
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2. La lutita estd en forma de granos o nddulos en la matriz de la formacién. A
esta lutita estructural se le atribuye propiedades parecidas a la lutita laminar.

3. El material arcilloso puede estar disperso a través de la arena, llenando
parcialmente los intersticios intergranulares. La lutita dispersa puede hallarse
en forma de acumulaciones adheridas a los granos de arena, o puede llenar
parcialmente los canales porales. La lutita dispersa en los poros de la
formacion reduce marcadamente su permeabilidad. Naturalmente, todas estas
formas de la lutita pueden ocurrir simultineamente.

Como las lutitas laminares y estructurales han estado sometidas a las mismas
presiones de sobrecarga (overburden) como los estratos de lutita, se supone que tiene
el mismo contenido de agua. En la interpretacion préctica se les atribuye las mismas
propiedades promedio que a las capas vecinas de lutita. También se consideran
1dénticas las lecturas de los perfiles en estos dos tipos de lutita.

Se acepta que la lutita dispersa tiene la misma composicion mineralogica de la
lutita “promedio” del intervalo. Sin embargo, al estar sometida solamente a presion
hidrostatica y no de sobrecarga (overburden), debe contener una mayor cantidad de
agua adheridaza los granos. En las determinaciones de porosidad en base a andlisis de
nucleos (testigo), gran parte de esta agua se escapa durante el secado (3). Los
resultados del andlisis dan, por consiguiente, valores de porosidad demasiado
elevados. Es aconsejable incluir en interpretacion de porosidad de perfiles una parte
de agua adherida de las lutitas dispersas, para permitir una comparacién mas real con
los resultados del analisis de nucleos (SCHLUMBERGER, 1972).

Se facilita la evaluacion de arenas arcillosas al aceptar que existen una o dos
distribuciones simplificadas. En uno de estos modelos la lutita laminada se encuentra
intercalada con capas de areniscas limpias. En el otro se supone que toda la lutita esta
dispersa. Las relaciones presentadas mas abajo se refieren a estos dos modelos
simplificados de distribuciones de las lutita. De acuerdo con la experiencia, cuando la
fraccion de lutita no es grande, los valores de saturacion hallados con cualquier de los

dos modelos no son muy diferentes.
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El uso de computadoras electronicas permite tener un modelo de
interpretacion mas completo. Este modelo incorpora condiciones basadas en la
manera comprobable de deposicion de las secuencia de arenas y lutitas. Las lutitas
contienen, en diferentes proporciones, minerales de arcilla (hilita, montmorilonita,
kaolinita, etc.), como también limo (silt), carbonatos y otros materiales no arcillosos.
El limo tiene grano muy fino, predominantemente cuarzo, pero puede incluir
feldespato, calcita y otros minerales. Esto es consistente con los fundamentos de la
sedimentologia: es mas probable hallar el limo en ambiente de mayor energia
asociado a deposicion de arena que en un ambiente de poca energia requerido para la
deposicion de arcilla fina (SCHLUMBERGER, 1972).

Cuando la lutita (shale) estd compuesta de arcilla (clay) himeda y limo (silt), es
obvio que en términos de fracciones del volumen total se tiene:

Va =V,

silt

+V

clay

(ec.1)

Ademas podemos caracterizar la lutita por su indice de Limo (Silt Index), I silt,

dado por:
V.
1 = silt eC-Z
silt Vsh ( )
También Vclay = Vsh (1 - Isilt ) (60_3)
¢Nsh = ¢Nclay (1 - Isilt ) (eC-4)
¢Dsh = ¢Dcaly (1 - ]silt ) (eC-S)
¢Ssh = ¢Sclay (1 - ]silt )¢Ssilt * ]silt (eC-6)
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Las ecuaciones de interpretacion  citadas mds abajo, se mencionaran
frecuentemente en términos de parametros de arcilla hiimeda. Existe una razon
importante para ello. Las propiedades de la lutita varian con el contenido en limo. Las
propiedades de la arcilla himeda, sin embargo, son probablemente més constantes
sobre intervalos largos de manera que es posible determinar su valor por medios

estadisticos (SCHLUMBERGER, 1972).

2.9.1 Resistividad de Formaciones Arcillosas

2.9.1.1 Modelo Simplificado de Arenas- Lutitas Laminares

Ry, la resistividad en la direccion de los planos de estratificacion, se relaciona
con Rgy (la resistividad de las laminas de lutita) y con Rsd (la resistividad de las capas

de areniscas limpia) mediante la relacion de conductividad paralela (4):

i — (1 - I/lam) 4 Vlam
Rt de R

(ec-7)

sh

Donde Vium la fraccion de lutita en el volumen total, distribuida en laminas,
todas de espesor uniforme.

Para las laminas de arenisca limpia Ry = Fyq RW/SW2 donde Fy es el factor de
resistividad de la formacion de arenisca limpia. Como Fy = a/ Dy (donde @y es la
porosidad de las capas de arenisca limpia) y @ = (1- Viym) Psg (donde @ es la

porosidad de toda la formacion).

2 2
L — ¢ Sw 4 I/lam (ec_g)
Rt (1 - I/lam ) aRszh
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Para evaluar Sy, por el modelo laminar se debe determinar Ry, Ry, @, Viam ¥y
Rq, con el fin de utilizar la ecuacion ec-8.

Para determinar Rt, existe el mismo problema que para formaciones limpias.
Se discute la determinacion de Ry,. La resistividad de capas adyacentes de lutitas se
toma como Rg,. Mdas abajo se discute la forma de determinar @ y Vi, (es decir, de

V) (SCHLUMBERGER, 1972).

2.9.1.2 Modelo Simplificado de Lutita Dispersa

En este modelo la formacién conduce corriente eléctrica a través de una red
constituida por el agua poral y la lutita dispersa. Se considera que el agua y la lutita
dispersa conducen la corriente como si fuera una mezcla de electrolitos. Esta

suposicion lleva a la siguiente ecuacion:

i — ¢iszimq + Sim _q
R, a R, R

(ec-9)

w

Donde

@i, es la “porosidad inter matriz” que incluye todo el espacio ocupado por
fluidos y lutita dispersa (dim  corresponde a un “factor de formacion intermatriz”,

F=a/ (Dimz).
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" ., ) . - qu L ocu u
Sim es la fraccion de la “porosidad intermatriz”, @;,, que esta ocupada por una

mezcla de agua de formacion y lutita dispersa.

q es la fraccion de la “porosidad”, @;n,, ocupada por la lutita dispersa.

Ruyis es la resistividad de la lutita dispersa.

Se puede demostrar, asimismo, que Sy = (Sim — q) / (1- q), donde Sy, es la

saturacion de agua como fraccion de la porosidad verdadera.

Al combinar estas relaciones y resolver por S, se obtiene lo siguiente:

2
. "R 4R .
SW — ¢1m t dis (CC-IO)
l-¢

\/aRw + quis B sz B quis + Rw

Generalmente ®;y, esta dado por el perfil Sonico (ecuacion ec-26 a). El valor de que
se obtiene de los perfiles Sonico y de Densidad (ecuacion ec-28). En algunas areas,
donde pgis = pma, S€ acepta que @ es igual a @D en areniscas invadidas o areniscas
acuiferas. Es dificil evaluar Rgis pero admitir que su magnitud es de varias veces Ry,
su valor no es critico. Cuando Ry, es muy pequenia comparada con Rg;s, y la arenisca
no es muy arcillosa, se puede simplificar la ec-10 para que sea independiente de Rgis:

(SCHLUMBERGER, 1972).
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2.9.1.3.-Arcillosidad e Interpretacion de Cationes

Una forma moderada de interpretar curvas de resistividad y del SP en
formaciones arcillosas consiste en relacionar las contribuciones de la lutita a la
conductividad, con sus capacidades de intercambio cationico. Para eso, la siguiente

ecuacion de la resistividad de una arena acuifera arcillosa.

;{ _ 1(;:1%) (ec-12)
Donde

Qv es la concentracion de intercambio cationico, en miliequivalente de sitios
de intercambio para iones de Na por centimetros cubico de volumen poral seglin se

define lo siguiente.

F* es un factor de resistividad limitativo de la formacion (el factor de
formacion que se medird para un valor muy bajo de R,). Corresponde
aproximadamente al factor de formacion de una formacién limpia de la misma

porosidad.

B esun coeficiente que se puede hacer variar con Rw para ajustar los datos

experimentales cuando los valores de Rw son muy altos.

El término B Qv/ F* es el exceso de conductividad contribuido por la

arcillosidad. En la Figura 8 esté sefiala como conductividad en exceso "Cexcess".
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C exceso

e

Figura 8.- La curva gruesa indica la conductividad de una arena arcillosa "C," como funcion de la

conductividad del agua de formacion "C,,".
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Para utilizar directamente este concepto seria preciso poder determinar la
capacidad de intercambio cationico de la formacion. La capacidad de intercambio
cationico serd, naturalmente proporcional a Vj,y. Sin embargo, dependera también de
la actividad (capacidad de intercambio catioénico) del tipo de lutita. Se relaciona el

conjunto de estos factores con R, (SCHLUMBERGER, 1972).

2.9.1.4.-Relacion de la Lutita en su Totalidad

Como resultados de las ideas arriba citadas, se ha concluido de investigaciones
de laboratorio y de experiencia de campo que la siguiente relacion es aplicable a
muchas formaciones arcillosas independientemente de la distribucion de la lutita y

sobre toda la gama de valores de Sy que se encuentran en la practica.

S +V,S
L: ¢ w sh™~w (ec_13)
Rt RtaRw (1 - Vsh )Rsh

Al usar estd formula, se toma Rg, igual a la resistividad adyacentes de lutitita y
Vs es la fraccion de lutita determinada de un indicador de la totalidad de la lutita.
Para el caso de una lutita que consiste de arcilla y limo, por analogia con la
relaciona R, = aRy, / @™ se relaciona Rejay con Rgp asi:
R

R, = v ec-14
" (1 - Isilt )x ( )
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Se toma, generalmente, el valor de x = 2 pero se lo puede determinar por analisis

estadistico de las resistividades de las lutitas.

Por experiencia se sabe que x variade 1, 4, a 2, 4.
Con esta relacion y las ecuaciones 1 y 2 la relacion, en términos de pardmetros se

arcilla, para Rt es como sigue:

29 2 V., Ad-1g.)S
L — ¢ SW + clay ( Sllt) W (CC-IS)
R, aR,(1-V,) R

t clay

Se pueden escribir relaciones similares para Rghxo ¥ Rxo (SCHLUMBERGER, 1972).

2.9.1.5.-El1 SP en Formaciones Arcillosas

Cuanto mayor sea la proporcion de lutita, mas reducida queda la desviacion
del SP comparada con lo que seria en una formacion limpia con la misma agua de
formacion. El SP en arenas arcillosas disminuye también por otras causas, tal como
por la saturacion de hidrocarburos.

Se conoce como SP seudo-estatico (PSP) la desviacion del SP frente a una
formacién arcillosa homogénea de buen espesor, o la desviacion del SP frente a un
estrato arcilloso delgado corregido por la falta de suficiente espesor (op cit).

En el caso de arenas arcillosas laminadas, si el SSP (SP estatico) = - K log
(Rm#/Ry) es decir que se hace caso omiso de toda correccion por actividad y tomando
n =2, se puede demostrar que:

R
PSP =-K logﬁ - 2aK logif” (ec-16)

t w
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Donde

K es el coeficiente comun del SP electroquimico.

A es el factor de reduccion del SP, igual a PSP/ SSP.

Sw  eslasaturacion de agua de formacion de las ldminas de arenisca.

S« es la saturacion de filtrado en la zona invadida de las laminas de arenisca.

Al haber un 100% de saturacion de agua, la ecuacion anterior se convierte en:

R
PSP =—-Klog Rxo (ec-17)

t

Si se toma Syo = (Sw) ° y PSP / & = -K log (Rmi/Ry), la ecuacion queda como:

log R
i " tlog(S,"")  (ec-18)

t w

llog R
OoR

X0 .

Las arenas arcillosas se basan en la ecuacidén anterior. Las lineas de S
corresponden a & = 1 (formaciones limpias). Se entran los valores de Ry, / Ry, PSP y
SSP al grafico de escala logaritmica. En efecto, el segundo parrafo debajo del grafico

indica que su construccion corresponde a la multiplicacion de log Ry./R: por
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SSP/SPS, es decir por 1/4. (Esto da el valor de Ryo/R; que se hubiera encontrado en
una formacién limpia con los mismo valores de Sy, y Rn¢/Ry) (SCHLUMBERGER,
1972).

Se ha calculado también el SP electroquimico en arenas arcillosas utilizando
el concepto de intercambio catidnico descrito mas arriba. La figura 9 ilustra el
ejemplo de un grafico obtenido de esta manera. Este grafico corresponde a Qv lutita =
10 miliequivalente/cc. Se ha definido el Qv segln la ecuacion 12 para llegar a este
valor, se debe aceptar que la lutita tiene porosidad, la que puede llegar a 5%.

En el grafico se coloca Ec (SP electroquimico) en la ordenada y la
concentracion de sales en la abscisa para varios valores de (Qv) arena arcillosa. Para
determinar Ry, se puede entrar en abscisa con la concentracion en NaCl del filtrado
(4g /litros) para hallar la interseccion con la curva apropiada de arenas arcillosas (Qv
=0,2). El valor correspondiente de Ec (111mV) aparece en la ordenada. A este valor
de Ec se afnade algebraicamente el PSP (-27 mV) y se vuelve al grafico con el valor
encontrado (84 mV). Se determina la concentracion del agua de formacién
(15gr/litros) en el punto de intervencion con la curva para la misma Qv. La escala de
la abscisa podria haberse graduado también en unidades de resistividad del agua (R

(0] Rmf) .
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Figura 9.- Potencial electroquimico (Ec) de una arena arcillosa contra la concentracion de NaCl (Qv es

la concentracion del intercambio catidnico por cc de volumen poral) (SCHLUMBERGER, 1972).
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2.10.-Los Perfiles de Porosidad en Formaciones Arcillosas

Se estima que en lutitas laminadas y estructurales, la repuesta de los Perfiles
de Densidad y Neutronicos es similar a la que dan en estratos vecinos de lutitas. Si se
considera iguales condiciones de cantidad de agua adherida y de impurezas, se puede
decir lo mismo de las lutitas dispersas.

Por otro lado, la repuesta del Perfil Sonico a la lutita intersticial dispersa es

diferente a la que da en lutita estructural o laminada (SCHLUMBERGER, 1972).

2.10.1.-El Perfil Neutronico

El Perfil Neutronico responde a todo el hidrégeno que esté presente en
formaciones arcillosas (incluyendo el hidrégeno del agua adherida a la lutita). Si hay
hidrocarburos y suponiendo que la sonda ha sido calibrada en formaciones acuiferas

de agua dulce, la porosidad neutrénica, @y , estd dada por la formula:

¢N = wxo¢Nmf + I/sh ¢Nmf + whr ¢Nh - A¢Nex + (1 - ¢ - I/sh )¢Nma (ec-19)

Donde:

o es la porosidad de la formacion arcillosa (excluyendo la lutita dispersa y el agua

asociada adherida).

Sxo es la saturacion de agua de la zona lavada.
Shr es la saturacion de hidrocarburo residual en la region investigada por el aparato
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(DNmf

q)Nsh

Dnp

ACI)Nex

CI)Nma

es la respuesta del Perfil Neutronico al agua en la formacion que se investiga y se

supone que es filtrado de lodo. Si el agua es dulce, Onme~ 1.

es la respuesta del Perfil Neutronico en la lutita (determinada, por ejemplo, de la
lectura del Perfil en lutitas adyacentes). El valor de ®ygj, varia con la localidad y
formacion.

es la respuesta del Perfil Neutronico en hidrocarburos. Para el caso de densidades

comunes de los hidrocarburos, el indice de hidrégeno del petroleo serd parecido al

del agua. Para @, de gas y petroleos livianos.

es el efecto de excavacion sobre el Perfil Neutronico.

es la respuesta del Perfil Neutronico en la matriz (efecto de litologia). Si la sonda
fue calibrada en calizas, el efecto de litologia en calizas sera nulo y este término
desaparece. En la misma forma, el efecto litologico en areniscas es practicamente

nulo si la calibracidn se hace en areniscas.

En términos de los pardmetros de la arcilla, se escribe la ecuacion:

¢N = wxo¢Nmf + I/clay¢Nclay + whr¢Nh - A¢Nex + (1 - ¢ - Vclay )¢Nma *

Donde @y * es la respuesta neutrdnica en solidos no arcillosos.

(SCHLUMBERGER, 1972).

2.10.2.-

Perfil de Densidad

Para el célculo de la densidad total (bulk density) se usa la siguiente formula:

pb :¢(Swpmf +Shrpha)+(1_¢_1/sh)pma
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Donde pma es la densidad de la fraccion libre de la matriz sin lutita y pp, €s la

densidad aparente del hidrocarburo. A veces se escribe la ecuacion como:
pb :¢pmf _whr(pmf _pha)+Vsh(psh _pma)+(1_¢)pma

Donde ®gpe (pmf — pna) €s el efecto del hidrocarburo sobre el Perfil de

Densidad y Vg, (psh — pma) €5 €l efecto de lutita.

Se puede escribir la ecuacion en términos de Viay:
pb = ¢(Sxopmf + Shrpha ) + Vc[aypclay + (1 - ¢ - I/clay )pma

Es posible derivar una ecuacion parecida, para una relaciéon con @ D, la
porosidad aparente vista por el Perfil de Densidad:
Op = (S, +81,0p) + VP

Donde ®py, y @psy son las porosidades aparentes del Perfil de Densidad en

hidrocarburos y las lutitas adyacentes:

¢Dh — pma _pha
pma _pmf
¢DSh — pma _psh
pma _pmj

Para arenas arcillosas, se toma Pma como 2,65. El valor de ®pg, es
generalmente menor de 0,2 y a veces es muy pequefio y aiin negativo. Por experiencia
de campo se sabe que es aceptable tomar @= ®D en arenas acuiferas y areniscas
invadidas por filtrado. (Esto es equivalente a tomar pg,= pya) (SCHLUMBERGER,

1972).
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2.10.3.-Perfil Sonico

(13 29

En formaciones compactadas, el Perfil Soénico generalmente “ve” al

hidrocarburo como si fuera agua, de manera que:

At = (1 - ¢ - I/sh )Atma + (Vlam + I/str )Atlam + (¢ + Vdis )Atj
Y
At — Atma
¢S = ﬁ = ¢ + Vdis + (I/lam + VStr )(¢S )lam
tf T Bima

En arenas no compactas, la ecuacion es la siguiente:

Ps = Cp @+Vi) + Vi Vi NP tim

Donde C, es un factor de correccion, mayor que uno en formaciones no
compactas. Se lo computa comparando ®s y @n en areniscas limpias, saturadas de
liquido.

En arenas de gas, no compactas, el valor de ®s puede ser mayor de lo
obtenido de la ecuacion anterior.

En estas ecuaciones, Agam ¥ (®Ps )iam se refieren a la respuesta sonica en lutitas
laminares y estructurales.

Azma _Atma
(Bs )i =~ "

Agf - Atma
Se obtiene Ayam de las lutitas adyacentes: el valor de ( ®@s )im estd entre 0,2
y 0,4 en la mayoria de los casos aun cuando en carbonatos puede bajar a 0,1.

En arenas arcillosas A, va de 55,5 a 51,2 s/ pie (v =18.000a 19.500 pies / s).
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Modelo Simplificado de Lutita Dispersa

Se toma la respuesta del Perfil Sénico en lutitas dispersas como idéntica a la
que corresponde al agua (Awis = Aw Y (Ps)ais = 1). Seglin datos de laboratorios y de
campo, esta aproximacion es generalmente valida para valores de q (= Vgiy/ ®im)
hasta del 40% 6 50%.( Para valores superiores de q se considera que la formacion
tiene permeabilidades demasiados bajas para producir en forma comercial.

Cuando existe solamente lutita dispersa, la repuesta sonica queda como:

Os =P+Vy =9,
(En formaciones compactas)

Ps = Cp (@+V4)

(En formaciones no compactas)

Aqui también, el valor de ®g dado por la ecuacidon anterior puede ser
demasiado bajo en el caso de arenas gasiferas no consolidadas.
En aquellas areas donde en formaciones acuiferas e invadidas de filtrado

@D = @ (es decir psh = pma) la ecuacion anterior puede quedar como:

s —Pp =V =49,

¢S - ¢D _ Vdis

Ps ¢
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El Perfil “Q” (Q = (®s — ®D)/ ds) se basa en esta ecuacion. Este Perfil es
util en muchas areas como indicador de permeabilidad en la parte que corresponde a
la lutita dispersa (SCHLUMBERGER, 1972).

2.10.4.-Grafico de Interrelacion (Graficos cruzados) Neutronico- Densidad

Cuando la litologia es uniforme y es conocida ( y el Perfil Neutrénico ha sido
calibrado en conformidad) y las formaciones son saturadas de agua, las repuesta de

los Perfiles Neutronicos y de Densidad son como sigue:

¢N =@+ VSh ¢Nsh

ph :pma(l_¢_l/sh)+pSthh +p;¢

Pp =0+ V,Ppy,

Se supone que las repuestas de los Perfiles Neutronicos y de Densidad son las
mismas en lutitas laminadas y dispersas. Esto significa que Vg, corresponde al
volumen total de toda la lutita sin tomar en cuenta la forma en que se presenta.
Existen soluciones graficas para la porosidad, @ y el volumen total de lutita, Vg, en
las ecuaciones de porosidad, mediante un grafico de interrelacion (crossplot)
(SCHLUMBERGER, 1972).

La figura 10 muestra un gréfico, de interrelacion Neutroénico- Densidad hecho
para la condiciones prevalentes en un pozo 6 campo dado. Se define el triangulo de la
figura por el punto de “matriz”, punto de “agua” y punto de “lutita” en los vértices
correspondiente. En este ejemplo, el punto de matriz estd en Oy = 0y pma= 2,65
(matriz de cuarzo). El punto de agua estd en @y = 100 unidades de porosidad y py =
1,0.

El punto A, graficado como ejemplo, corresponde a las lecturas de los Perfiles de
pp = 2,2 y Ox = 33% .De la interpretacion se ve que = 23%, Vs, = 16%.
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La figurall presenta un grafico similar en el que se ha entrado con ®D y ®y. El
tridngulo se define mejor con puntos tomado de una seccidon gruesa de una caliza

arcillosa. Los puntos que caen en la linea de pendiente 45° que pasa con el origen,

corresponde a formaciones limpias (Vsn = 0 ). Los puntos ubicados en la parte
inferior son los de menor porosidad, @ como todos ellos caen sobre una linea que
pasa por el origen, se puede suponer que esta linea representa @ =0 .

Tal como se hace la figura 10, se pueden lineas de Vs, y de @ constante. En
esta forma se determina para cada punto la porosidad y la fracciéon volumétrica de

lutita.

Para la utilizacion directa del grafico de interrelacion (crossplot) se supone
una saturacion de 100% de agua en la zona investigada por los aparatos. Al tener gas
o hidrocarburo livianos, ®y disminuye al igual que p, (®p aumenta). El punto, por
consiguiente, se desplazara hacia el nor-este, cuando hay gas o hidrocarburos livianos
se requiere también de un indicador de arcillosidad, tal como el Perfil de Rayos

Gamma o el SP para evaluar la cantidad de estos desplazamiento.
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14— Pn = 2.45
Pw=10

Figura 10.- Esta figura de Densidad-Neutronico que muestra puntos para matriz, fluido y lutitas

calibradas para determinar Vg, y porosidad. Tomado de (SCHLUMBERGER, 1972).
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Figura 11.- Porosidad ®p contra @y en seccion de caliza arcillosa. Tomado de (SCHLUMBERGER,
1972).

59



2.10.5.-Interpretacion Sonico-Resistividad

En la interpretacion sonico-resistividad se puede en algunas areas obtener @y
Sw en arenas arcillosas y no compactadas, cuando se dispone de Perfiles de
Resistividad y Sénico. Se utiliza este tipo de interpretaciones cuando las lutitas son
blandas, donde la porosidad intergranular es alta y la lutita esta dispersa en la arenisca

(por ejemplo) la costa de Golfo de México en los Estados Unidos.

2.10.6.-Indicadores de Arcillosidad (Clay Indicators)

Se usan los Indicadores de arcillosidad para sefalar cualitativamente si una
formacién es limpia o arcillosa y asi poder seleccionar el método de interpretacion
mas apropiado; su utilidad es ain mayor cuando sirven para hacer una estimacion
cuantitativa de la fraccion de arcilla en la formacion. En un caso asi facilitan el
conocimiento del efecto de la arcillosidad sobre las lecturas de los perfiles y permiten
hacer las correcciones necesarias, para conformarlas a las lecturas en formaciones

limpias (SCHLUMBERGER, 1972).

Grdficos de Interrelacion (Crossplot) Neutronico- Densidad.

Se construye en forma similar a los anteriores y son utiles en areniscas

compactas con lamina de lutita.

Perfil O
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El perfil Q es igual a (Os — ®p)/ s y que se usa como Indicador de

Arcillosidad en areniscas en las que la lutita es del tipo disperso.

Perfil de Rayos Gamma

Sirve para dar, generalmente, un limite superior de arcillosidad en

formaciones que como material radioactivo no contiene sino lutita.

Perfiles de Resistividad

Indican arcillosidad con hidrocarburos. Su uso favorece en formaciones de

baja porosidad con baja saturacion de agua

El Perfil SP

Se puede utilizar en areniscas saturadas de agua. En areniscas con

hidrocarburos tienden a dar un limite superior de arcillosidad.

Es importante notar que todo indicador de arcillosidad depende del contenido
de lutita en la gama de valores en que se utiliza. Esto puede depender de las
condiciones locales.

Al usar el mayor nimero de estos indicadores, se obtiene una evaluacion
confiable de Vi, sobre una amplia gama de condiciones: desde porosidades bajas a
altas, desde un contenido bajo de arcilla a un alto y atin de condiciones desfavorables
del pozo, por cuanto varios de los Indicadores de Arcillosidad son pocos afectado por

la geometria del pozo (SCHLUMBERGER, 1972).
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Tabla 2. Ecuaciones para determinar el volumen de arcillosidad

Tipos de Registro | Ecuaciones para el calculo Comentario Referencias
del volumen de arcilla
v, = GR-GR,,, Linea de
GR,,. —GR,, Aproximacion | ---------------
2V, oYy ~1 A partir de la | Larionov
T paaR ecuacion de | (USSR)
vV, =1
GCUR=2, roca
vieja
GCUR= 3.7,
roca terciaria
V,=X-V,
V,parala |7
ecuacion igual a
Gamma Ray {
vV, = GRB_ A X= Terminos de
correccion local
A,B es igula al
coeficiente del
area geologica
Continuacion de _ py-GR-B,
Ia tabla N° 2 " py-GR,, - B,

Correccion de
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Densidad de Schlumberger
Formacion (1969)
(Ps>P4)Y
antecedentes de
lecturas de
v, = (ps -GR)" 4 formaciones
B ¢ limpias (B, )
Gamma Ray (1=57)
Consideracion Poupon
del acercamiento (1970)
estatico de la
arcilla con
componentes de
silice (Indice de
silice  SI vy
A,B,C=coeficien
tes)
_ C15-CTS,,, Linea de
TS max — CTS 0, Aproximacion | --------------
Registro Espectral
de Cuenta Total
(Spectralog™ Despues de
Total Counts) 9 (Va)GCUR _ 4 GCUR=2, Roca Larionov
Vo = acom vigja (USSR)
Continuacion de GCUR=3.7,

la tabla N° 2

Roca Terciaria
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Registro Espectral v, = K, —K,,. Linéade  |----—------—---
de Potasio " Ko — Kaomin Aproximacion
GCUR=2, Rocas |Fertl et al.
9 VarGCUR) _ 1 Viejas (despues  de
(Spectralog Von = 284 —1 Gcur=3.7, Roca |Larionov)
Potassium) Terciaria
Registro Espectral
de Torio v, = TH -TH,,, Linea de
(Spectralog " T1H,,-TH,, Aproximacion | ---------------
Thorium)
v o 2 VaGCUR) _ 1 GCUR=2, Rocas |Fertl et al.
. 25 —1 Viejas (despues  de
Potencial Gceur=3.7, Roca |Larionov)
espontaneo Terciaria
(Spontaneous
Potential) v, :1.0_@:1'0_0{
R S — Doll
(1950)

Continuacion de

la tabla N° 2

v, =10-X2_10-x.a
SSP

X es en funsidon
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de laarcillay a Desbrandes
el tipo de (1969)

minerales

Resistividad

[ R, ]”’ V., por encima y
(Resistivity) | V=" dondeb=1.0-2.0 | 4.y qe | Gaymard
suelo (1970)
Neutron v, = Dy Gaymard
A R — (1970)

2.11. - Permeabilidad- Definiciones

La permeabilidad es la medida de la facilidad con que una formacion permite el
paso de un fluido de determinada viscosidad a través de ella. Para que una roca sea
permeable debe tener porosidad interconectada (poros, cavernas, vasos capilares o
fracturas). En general, a una mayor porosidad corresponde una mayor permeabilidad,
pero la porosidad formada por espacios no interconectados (como, a veces, el caso de
porosidad cavernosa) no constituye porosidad efectiva y no contribuye a la

permeabilidad de la formacion (SCHLUMBERGER, 1972).

Algunas arenas de grano fino pueden tener mucha porosidad interconectada,
pero al mismo tiempo los poros a través de los cuales debe moverse el fluido pueden
ser estrechos y tortuosos tendiendo a disminuir la permeabilidad efectiva de la
formacion. Por consiguiente, la permeabilidad de arenas de grano fino puede ser muy

baja (op cit).
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En cambio, algunas otras formaciones como la caliza, pueden ser compuestas de
roca densa con pequefias grietas de gran extension. En este caso, aunque la porosidad
sea baja, la “permeabilidad” puede ser muy alta. Calizas fracturadas pueden tener
altas permeabilidades con porosidades muy bajas (SCHLUMBERGER, 1972).

La permeabilidad de una muestra de roca al paso de un fluido homogéneo es
una constante siempre y cuando el fluido no reaccione con la muestra, ni las
caracteristicas fisicas de la misma cambien al preparar la muestra 6 al ejecutar la
medicion de permeabilidad. La permeabilidad que se determina usando un fluido
homogéneo es la permeabilidad absoluta (k) de la roca. Se deben corregir las
mediciones de permeabilidad con aire 0 gas, por efectos de ‘“deslizamiento”
(slippage) para obtener una permeabilidad equivalente a liquidos, utilizando las
correcciones de Klinkenberg (op cit).

La unidad de permeabilidad es el “darcy”. Siendo el darcy una unidad muy
grande, en la practica se usa el millidarcy (md), una milésima de darcy.

Las permeabilidades de formaciones productoras varian mucho. Abarcan desde
menos de 0,1 md hasta mas de 13000 md. La permeabilidad minima que permite la
explotacion comercial de un yacimiento depende de varios factores, entre los cuales
se pueden mencionar: el espesor de la zona productiva, si es petroleo o gas, la
viscosidad del hidrocarburo, la presion de la formacion, la saturacion de agua, precio
del crudo, etc.

Cuando dos o mas fluidos inmiscibles (por ejemplo agua y petrdleo) estan
presentes en la formacion sus flujos se interfieren mutuamente. La permeabilidad
efectiva (Ko, Kw) es en estos casos inferior a la permeabilidad absoluta (K) de la
formacion. La permeabilidad efectiva de una roca depende no sélo de las
caracteristicas intrinsecas de la misma, sino también de los fluidos y de las

proporciones relativas de éstos en los poros (op cit).
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Las permeabilidades relativas son dadas por las razones entre las
permeabilidades efectivas (Ko, Kw) y la permeabilidad absoluta (K). Por ejemplo, si
tenemos un sistema de petrdleo y agua, la permeabilidad relativa al agua (Krw) sera
Kw/k. En forma similar, la permeabilidad relativa al petrdleo (kro) es igual a Ko/k.
La permeabilidad relativa varia entre 0 y la unidad y es generalmente dada como un

porcentaje (SCHLUMBERGER, 1972).

La figura 12 muestra las curvas de permeabilidad relativa para una formaciéon
mojada al agua "water wet" que contiene agua y petroleo solamente. Kro y krw varian
con la saturacion. Escalas complementarias de Sw (saturacion de agua) y So
(Saturacion de petroleo) estdn dadas en la parte inferior de la figura. Las curvas
muestran que a alta saturacion de petrdleo, kro es grande y krw es pequefio: el
petroleo fluye facilmente, no asi el agua. A altas saturaciones de agua, kro es pequefio

y krw es grande. Ahora el agua fluye facilmente, no asi el petrdleo.

En general, la forma de las curvas de permeabilidad relativa depende de las

caracteristicas de la formacion, de los poros y de los fluidos presentes (agua, petroleo,

gas) (op cit).
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Figura 12.- Permeabilidad relativa contra Saturacion. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.
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2.12.- Saturacion Irreductible

En la figura 13 se indica que el petroleo deja de fluir para un valor de la
saturacion dada con Kro igual a cero. En estas condiciones el petroleo que queda en
la formacién es relativamente inmovible y la saturacion de petroleo (So) es
practicamente la saturacion de petroleo residual (Sor), en la zona completamente
lavada de la formacion. (Los valores de saturacion de petroleo residual encontrados
en nucleos pueden variar algo en funcion de la fuerza con que hayan sido lavados).

Como lo indica la Figura 13 la curva Krw también se hace cero para un valor de
Sw= (Sw) min. En estas condiciones en la formacion fluird solamente petréleo y el
agua sera, por consiguiente, inmovible. En una formacién mojada al agua (water wet)
siempre habrd una cierta cantidad de agua retenida en los poros, debido a fuerzas
capilares. Esta agua no puede ser desplazada por petréleo a las presiones
generalmente encontradas en formaciones productoras y, por consiguiente, la
saturacion de agua nunca llega a cero. Las paredes de los poros de casi todas las
formaciones conocidas son mojadas al agua (water wet).

(Sw) min es llamado, a veces, saturacion de agua irreducible (Sw) irr, como se
verd mas tarde. (Sw) min es una funcion de la porosidad y permeabilidad. En la
mayoria de las formaciones de interés (Sw) min varia desde un 10% hasta mas del
50%.

Cuando el petroleo es producido por empuje de agua de la formacién, las
cantidades relativas de petréleo y agua producidos dependen de las permeabilidades
relativas a las respectivas saturaciones. A medida que el petroleo es producido y

aumenta la saturacion de agua, llegard un momento en el cual se comenzard a
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producir algo de agua con el petrdleo. Al seguir la produccion, aumentara la cantidad

de agua producida.
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Figura 13.Permeabilidad relativa contra Saturacion. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.

2.13.- La Zona de Transicion- Efectos de la Presion Capilar

La zona de transicion en una formacion para la cual la saturacion varia desde un
100% de agua en el fondo de la zona hasta una saturacion maxima de petroleo

(saturacion de agua irreducible) en la parte superior de dicha zona.

La zona de transicion puede ser de muy pequefio espesor en formaciones muy
porosas y permeables o bastante gruesa, como en el caso de formaciones de poca

permeabilidad.

En los poros donde coexiste petroleo y agua, éstos naturalmente no se mezclan
sino que son separados por superficie interfaciales curvas. El agua, siendo la fase
humectante, se quedara cerca de las paredes de los poros y en los espacios angulares
de los puntos de contacto de los granos; el petrdleo, en cambio, tiende a agruparse
formando glébulos en los espacios mas grandes de los poros. La tension superficial
de los contactos interfaciales agua-petroleo hara que la presion interna de los globulos
de petréleo sea mayor que aquella del agua. Mientras mayor sea la curvatura de la
superficie interfacial, mayor serd la diferencia de presiones. Esta diferencia es igual a

la presion capilar PC.
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2.14.- Presion Capilar Contra Saturacion

La relacion entre la presion capilar y la fraccion del espacio poroso lleno de
petrdleo o gas, depende del tamafio de los poros y su distribucion en la roca; y de las

tensiones interfaciales de lo fluidos.

En la figura 14 se muestra una curva tipica de presion capilar. Esta curva es el
resultado de mediciones hechas sobre un nucleo. Esta mediciones fueron obtenidas en
el laboratorio inyectando bajo presién una fase no humectante (en general mercurio
*) dentro de una muestra humeda al agua. El volumen de fluido inyectado y la
presion de inyeccion fueron luego graficados. La forma de la curva muestra que a
medida que la presion es aumentada, la fase no humectante ocupa poros mas y mas
pequefios hasta que se obtenga una saturacion que no puede ser cambiada
apreciablemente con grandes incrementos de presion. Practicamente se habra
obtenido la saturacion irreductibles, (Sw) irr, cuando la presion de inyeccion sea igual
a las mayores presiones capilares cominmente encontradas en las formaciones de
interés.

La curva de presion capilar de la figura 14 puede convertirse en un grafico de
saturacion de agua (Sw) contra la altura por encima de la mesa de agua. La figura 15
muestra unos de estos graficos para una zona de transicion agua-petréleo. La curva de
presion capilar fue obtenida del andlisis de un nucleo y los valores de saturacion de

agua fueron obtenidos de los correspondiente Perfiles
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Figura 14.- Curva de presion capilar de mercurio, obtenida en el laboratorio. Tomado de

SCHLUMBERGER, 1972.
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Figura 15.- Elevacion sobre el nivel del agua libre contra saturacion de agua

irreductible. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.
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2.14.1.-Presion Capilar Contra Permeabilidad y Porosidad

Ha sido demostrado que la forma de la curva de presion capilar esta relacionada
con la porosidad (@) y la permeabilidad (k).
Se ha propuesto la siguiente relacion:

P =o(®)"

Donde
J es una funcion de Sw que determina la forma bésica del grafico de Pc contra
Sw.
o es la tension interfacial
(4 es la relacion de porosidad- permeabilidad.
K

La dependencia de las curvas de la presion capilar con respecto a la
permeabilidad estd claramente ilustrada en la figura 16, las curvas de este grafico

fueron obtenidas del andlisis de nucleos provenientes de dos campos del Sur de
Texas.
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Figura 16.- Series de curvas de Presion Capilar como funcion de permeabilidad. Tomado de
SCHLUMBERGER



La figura 17 ilustra como las formas de las curvas de presion capilar depende de la

porosidad de un tipo dado de roca.
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AGUA IRREDUCTIBLE ESTIMADA (%) —= '®
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Figura 17.- Curvas promedio de presion capilar de mercurio. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.
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2.15.-Permeabilidad Obtenida Gradientes de Resistividad

Una de la consecuencia de la disminucion de la saturacion de agua a medida que
aumenta la distancia por encima de la mesa de agua, es el incremento de la
resistividad. Si suponemos que la porosidad es homogénea a través de la formacion,
la resistividad variard desde Ro méxima en la zona de saturacion irreductible (figura
18). Se ha observado que esta transicion de resistividad es lineal con la profundidad,
el valor del gradiente de resistividad estd siendo usado para estimar el valor de la

permeabilidad de la formacion.
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Figura 18.- Perfil Eléctrico con gradiente de resistividad. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.
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2.15.1.-Estimacion de la Permeabilidad Usando ® y Sw

En algunos casos puede existir una relacion general entre porosidad y
permeabilidad, pero esta relacion es generalmente derivada empiricamente por una
formacion dada en un area dada. Con frecuencia estas relaciones empiricas tiene la

forma

El valor de C depende de la gravedad de hidrocarburo y se toma el valor de
250 para petroleo de gravedad media y 79 para gas seco.
El valor de (Sw) irr se obtiene del andlisis de los perfiles encima de la zona de

transicion (SCHLUMBERGER, 1972).

2.15.2- (Sw) irr y Permeabilidad de Graficos de Sw Contra ®

A partir de los modernos y confiables perfiles en uso actualmente, se pueden
calcular valores de porosidad y saturacion de agua, estos valores de por si no
permiten predecir el tipo de fluido que se va a producir. Una zona cuya saturacion de
agua sea irreductible no producird agua, pero la zona de transicion si puede
producirlo, dependiendo esto del valor de Sw.

Se ha encontrado que para un tipo dado de roca, usando los graficos de @
contra (Sw)irr hay tendencia de alineamiento que se aproximan a una hipérbola . Se
ha usado este hecho para determinar zonas de saturacion de agua irreductible. Usando

los valores de Sw y @ obtenidos a partir de los perfiles se pueden construir graficos
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como el de la Figura 19. Los puntos de saturacion de agua irreductible caen en la
parte izquierda del grafico y describen aproximadamente una hipérbola cuya ecuacion
es (Sw)irr = C/ @ , siendo C una constante para un tipo particular de roca y grano.
Los puntos que caen a la derecha de estd linea estdn en la zona de transicion y
deberan producir agua con o sin petroleo*.

La permeabilidad en la zona en cada punto de la linea de saturacién de agua
irreductible puede determinarse, o se pueden dibujar lineas de permeabilidad

constante, tal como las curvas a rayas en la figura 19, usando los valores transferidos.

o 20 40 &0 80 100

Figura 19.- Porosidad contra saturacion de agua "Sw". Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.
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2.16.-Prediccion del Porcentaje de Agua Producida (Water cut)

Inicialmente no hay produccion de agua de las perforaciones por encima de la
zona de transicion, pero a menudo es necesario o conveniente perforar también en la
zona de transicion y la produccion probablemente incluird agua. Se pueden utilizar
los perfiles para estimar el porcentaje de agua a producirse y determinar si la
produccion de agua serd tolerable.

En términos de Fw/o, la razon de agua- petrdleo del fluido producido en la
superficie esta dada por:

F,

0 _ o
Yoo =

F,
1+~
o

donde Fw/o= Ak rw / kro, donde A es la razon de viscosidades, u, /u, y krw y kro

son las permeabilidades relativas de agua y petréleo.

Se pueden usar los Graficos de la Figura 20 para estimar el porcentaje de
agua producida usando valores de Sw y (Sw) irr obtenidos a partir de los
correspondiente  Perfiles y conociendo las caracteristicas de los fluidos

(SCHLUMBERGER, 1972).
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Figura 20.- Graficos para predecir el porcentaje de agua en la produccion de formaciones en la zona de

transicion. Tomado de SCHLUMBERGER, 1972.

82



CAPITULO 111
MARCO GEOLOGICO

Esta investigacion estd basada principalmente por estudios realizados por F.
Yoris, informes técnico internos de la empresa (Pacific Stratus Energy) soportados
por trabajos realizados por Mar W. Longman de la empresa Tecnologia Internacional

de Reservorio

3.1. Geologia Regional

El campo Guaduas esté localizado en el extremo sur de la Cuenca del Magdalena
Medio, (figura 21). El limite norte de la cuenca es la poblacion de El Banco, donde el
basamento sub-aflora los aluvione Cuaternarios. El limite occidental y oriental esta
formado por la Cordilleras Central y Oriental respectivamente. El limite sur esta
definido por el cinturén plegado de Girardot, el cual forma un alto topografico en
direccion noreste-sureste. La Cuenca de Magdalena Medio es clasificada como
intermontana y fue formada por la Orogenia Andina durante el Mioceno-Plioceno

(IRT, 2004).
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Figura 21.- Mapa Localizacion Geologica (Tomado de: Tecnologia Internacional de Reservorios.

Sociedad Internacional Petrolera S.A, SIPETROL. Marzo 2004)
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3.1.2 Evaluacion Tectonica- Sedimentaria Regional

La historia geologica de esta cuenca comienza en el Jurasico cuando en un
marco tectonico de subduccion se inicia la depositacion continental de la Formacion
Girén y sus equivalentes en una cuenca de retroarco (Back- arc). La tectonica
dominante es de fallas normales que formaron graben y horsts. Este ambiente
tectonico prevalece hasta mediados del Cretacico. Sin embargo, al final del Jurdsico
sucede un evento tectonico de gran importancia que produce la ruptura del continente
Pangea y la separacion de Europa-Africa-Norte, el Golfo de Méjico y el protocaribe.
Como resultado de este gran evento, el mar transgrede sobre el continente y comienza

la sedimentacion marina en el borde noroeste de Suramérica (IRT, 2004).

La separacion de Africa y Suramérica se inicia en el Cretacico Medio dando
origen al Atlantico Sur. Tomado de: VII Simposio Bolivariano Exploracion Petrolera
en las Cuencas Subandinas. Caracas-Venezuela, 2000. "El margen continental del
caribe colombiano hace parte del frente de deformacién originado por la subduccion
de la placa caribe bajo la placa suramericana, fendomeno que se presenta desde el
cretacico superior. Las caracteristicas tectonicas, dominadas por la interaccion de
estas placas, determinan los patrones estructurales y estratigraficos que se presentan

en las provincias geoldgicas del norte colombiano (ver figura 22)."
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Figura 22. Provincia Tectonica del Caribe y Norte de Suramérica (Tomado de: Reyes, A. Montenegro,
G. Gomez, P. Ecopetrol, Instituto Colombiano de Petroleo, 2000)
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"Como resultado de la subduccion de la placa Nazca bajo la placa
suramericana se genera un arco volcanico, que en Colombia corresponde a los
primeros estadios de desarrollo de la Cordillera Central y cuya zona de sutura esta
representada actualmente por el sistema de fallas de Romeral. Este sistema de falla o
paleosuturas, separa la corteza de dominio oceédnico al oeste y la de afinidad
continental al este. El lineado de la falla Romeral se extiende hacia el norte
colombiano en el Valle Inferior de Magdalena, como resultado de la interaccion
oblicua de la placa caribe con la placa Suramericana; esta interacciéon no produce un
arco volcanico, pero si genera un prisma acrecionario que corresponde al Cinturén
Plegado de San Jacinto. Para este tiempo, el area que hoy corresponde a las
depresiones de Plato y San Jorge, se presentaban como zonas expuestas que hacian
parte del mismo bloque representado por la cordillera central, unido hacia el norte
con el Macizo de Santa Marta, formandose una barrera natural que separa los
ambientes netamente marinos al occidente y transicionales restringidos en la actuales

zonas del Valle del Cesar y Valle Medio del Magdalena (ver figura 23). "
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Figura 23. Paleogeografia y modelo tectonico en la cuenca del Valle Inferior del Magdalena durante el
Cretacico Inferior- Paleoceno. La falla Romeral se constituye en un limite de placa sobre el que se
genera un prisma de acrecion (Tomado de: Reyes, A. Montenegro, G. Gémez, P. Ecopetrol, Instituto

Colombiano de Petréleo, 2000)
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Como resultado de esta separacion se produce una subsidencia térmica a lo
largo del borde oriental de Sudamérica, la cual se extiende al mar protocaribe. El
ambiente tectonico de margen continental pasivo prevalece hasta finales del Cretacico
y se sedimentan areniscas y calizas que son importantes rocas almacenadoras de
hidrocarburos. También se depositan las lutitas ricas en carbono orgéanico de la
Formacién La Luna y equivalentes, que constituyen una de las mas prolificas rocas
generadoras del petroleo en el mundo, las cuales también son las rocas generadoras
del petrdleo del Campo de Guaduas. A finales del Cretacico sucede la colision de la
placa continental de Suramérica y se comienza a levantar la Protocordillera Central.
Este levantamiento crea un area positiva que suministrard los clésticos para la

Formacion Cimarrona (IRT, 2004).

La Formacion Cimarrona es la roca almacenadora del Campo de Guaduas. El
proceso de creacion de la corteza ocednica se completa hacia el final del Paleoceno
formando la Protocordillera Central ( incluye las actuales cordilleras Central y
Occidental ). Con este levantamiento se forma en el Valle del Magdalena una gran
cuenca antepais, que se extiende hasta el Escudo de la Guayana y en la cual se
depositan las arcillas de la Formacion Guaduas, que son el sello en el Campo de
Guaduas. Durante el Eoceno Medio se produce un evento tectonico denominado pre-
andino que levanta la cuenca antepais y la somete a erosion. Como resultado se
producen plegamientos tensionales en la cuenca del Valle de Magdalena Superior y
Maracaibo.

La erosion fue intensa durante este periodo hasta el punto de truncar localmente
toda la seccion sedimentaria. En el Eoceno Tardio se reanuda la sedimentacion en la
cuenca antepais, la cual contintia hasta el Mioceno Temprano. Durante este periodo

se depositan rocas almacenadoras muy importantes (Mirador, La Paz, etc.). En el
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Mioceno Medio se sucede la colision y accesion de la corteza oceanica de Centro-
América y se inicia la Orogenia Andina, que forma la cadena montafiosa de los Andes
desde Trinidad hasta la Patagonia. Durante este periodo se forman trampas muy
importantes para la produccion de petroleo y gas. El levantamiento final de la
Cordillera Oriental de Colombia sucedid hace 3-5 millones de afios. Dicho
levantamiento invierte la cuenca antepais formando la cuenca intramontafa del Valle

de Magdalena y las actuales cuencas antepais de los Llanos y Putumayo (IRT, 2004).
3.1.3 Geologia Estructural Regional

En general la cuenca del Magdalena Medio es enlogada en direccion norte- sur
y presenta un flanco occidental buzando suavemente hacia el oriente, ocasionalmente
interrumpido por fallas normales y de rumbo. Hay importantes campos asociados a
esta fallas: Veldsquez, Casabe y Cantagallo. En contraste su flanco oriental esta
formado por sinclinales y anticlinales asociados a fallas inversas. Este cinturon
plegado se extiende a lo largo de su flanco oriental y forma el limite con la Cordillera
Oriental a la cual estan intimamente asociados. Los anticlinales fallados forman
trampas muy importantes para la produccion de petrdleo y gas. Entre los campos de
petroleo se encuentran La Cira-Infantas, Provincia-Payoa y Guaduas.

Area de Guaduas: Las principales estructuras en el extremo sur del Magdalena
Medio son de occidente a oriente: Plataforma de Velasquez, fallas de Honda,
Cambado y Bituima, Sinclinal de Guaduas y Anticlinal de Villeta, figura 24.

Plataforma de Velasquez: Forma de flanco occidental de la cuenca que buza
suavemente hacia el oriente. La cobertura sedimentaria estd constituida por
sedimentos continentales molasas del Terciario primordialmente de edad Oligoceno-
Plioceno. Localmente esta plataforma esta cortada por fallas normales o de rumbo

con pequefio desplazamiento vertical, pero que forman trampas y el mejor ejemplo es
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el campo de Velazquez (IRT, 2004).

Falla de Honda: Esta falla es inversa con divergencia oeste. En superficie es de
angulo alto buzando al este y la sismica muestra que su angulo decrece con
profundidad, hasta que presentan un despegue en los sedimentos Terciarios por
encima del basamento. Esta falla esta asociada al levantamiento de la Cordillera

Oriental y representa, en esta area, la falla frontal del cinturén plegado.

Falla de Cambao: Esta es la segunda falla del cinturén orogénico y trae por
primera vez a superficie sedimentos Cretacicos en el bloque cabalgante (Figura 24).
En superficie el bloque subyacente esta definido por la Formacion Honda de edad
Mioceno, que buza suavemente al este. En el anticlinal del bloque cabalgante se han
perforado varios pozos, pero no se ha obtenido produccion comercial de petréleo. El
pozo Madrigal de Laismo tuvo buenas manifestaciones de crudo pesado durante las
pruebas pero no fueron comerciales. La falla de Cambao buza suavemente hacia al

este por debajo del Campo de Guaduas (op cit).
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Figura 24: Mapa Geolégico generalizado Area Guaduas (Tomado de: Tecnologia Internacional de

Reservorios. Sociedad Internacional Petrolera S.A, SIPETROL. Marzo 20



Anticlinal de Guaduas: Es un amplio sinclinal que se extiende en direccion
norte- sur por 150 Km y en superficie estd definido por sedimentos del Terciario y
localmente del Cretacico Tardio. El sinclinal es ligeramente asimétrico hacia el este
donde su flanco es cortado por la Falla de Bituima. Su flanco oriental forma, a su vez,

el flanco occidental del anticlinal de Villeta.

Anticlinal de Villeta: Es una estructura de gran magnitud y complejidad que se
extiende de norte a sur por 80 Km. En superficie la cresta del anticlinal estd definida
por afloramientos de las areniscas del Cretdcico Temprano. El flanco occidental
presenta buzamientos muy altos hasta invertidos y desarrolla varios repliegues
menores. Por consiguiente, este anticlinal es asimétrico hacia el occidente donde esta

cortado por la Falla de Bituima.

Falla de Bituima: Esta falla coloca en contacto, sedimentos marinos del
Cretacico con los sedimentos continentales del Terciario. En superficie esta falla es
de angulo alto, el cual de acuerdo al modelamiento estructural decrece en el subsuelo.
Esta falla se extiende por 150 Km desde el limite sur de la cuenca hasta cuando se
une a la falla de Cambao, en la latitud de Puerto Boyacd, y su continuacion hacia el
norte recibe el nombre de Dos Hermanos. En el 4rea de Guaduas la falla tiene una
direccion norte-sur y el bloque hundido esta al occidente y es donde esta localizado el
Campo de Guaduas. En el subsuelo esta falla presenta varias fallas subparalelas que
se unen a la falla principal. Estas fallas subparalelas son mas antiguas y la mas

occidental es la de Escuela que forma el limite oriental del campo (IRT, 2004).
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3.1.4 Estratigrafia Regional

La secuencia estratigrafia en el Campo Guaduas corresponde a la

transicion entres las cuencas del Valle Medio y Superior del Magdalena.
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En la figura 25 se muestra la columna estratigrafica del Campo Guaduas.

Grupo Villeta: Consiste primordialmente de lutitas y limolitas con
intercalaciones de areniscas, calizas y margas. Las areniscas han mostrado buenas
indicaciones de gas y tiene potencial para producir gas y condensado. La edad de la
seccion perforada se ha obtenido por fosiles y varia del Campaniense al Huroniano,
por consiguiente, corresponde regionalmente a la parte superior del Grupo Villeta. La
seccion mas espesa perforada es de 5.000 pies en Escuela- 1, donde los andlisis
geoquimico confirma que es la roca generadora del petrdleo del Campo de Guaduas.
Su espesor va de 0 a 5.000 pies (IRT, 2004).

Formacion Cordoba: Consiste en areniscas de grano fino con intercalaciones
de limolitas. Esta formacion fue datada por fosiles como Maastrichtiano Temprano y
su ambiente de depositacion es deltaicos primordialmente marino. El contacto
Superior con la Formacion Cimarrona es concordante, lo mismo que su contacto
inferior con la Formacion Villeta. En el area el espesor varia de 100 a 350 pies (op
cit).

Formacion Cimarrona: Es la roca almacenadora y esta formada por calizas y
areniscas que han mostrado tasas de produccion. Hacia la parte inferior consiste de
una secuencia de silice clastico compuesta por limolitas, lutitas y esporadicas
areniscas de grano fino. Su ambiente de deposito es marino a transnacional. En el
area del Campo Guaduas los pozos indican que su espesor varia de 230 a 350 pies y
su contacto superior es concordante.

Formaciéon Guaduas: La Formaciéon Guaduas representa la roca sello y
consiste en arcillas rojas y abigarradas con algunas intercalaciones de areniscas de
grano fino, compactadas con cemento principalmente ferruginoso en bancos
delgados, que oscilan de 0,25 cm y 1 m y en menor proporcion lutitas y mantos de

carbon en la parte inferior. La secuencia se divide en dos niveles litoldgicos
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principales.

Nivel Superior: es una secuencia monotona de arcillitas rojas localmente
moteadas, ocasionalmente sublaminar, micro micaceas y carbonosas. Existen niveles
delgados de carbones de limolitas y areniscas. El ambiente de depositacion es
paralico,(cuencas pantanosas con influencia peridédica del mar). El espesor promedio
de este nivel es de 500 pies (IRT, 2004).

Los estudios paleontologicos muestran que en la mayor parte de esta
formacién no se encuentran fosiles, pero en la arcillas basales se ha encontrado la
zona de foraminiferos género y especies Haplophragmoides la cual ha sido datada
como Paleoceno. El andlisis palinologico de una muestra de carbon revela una edad
que varia de Daniano a Maastrichtiano

Formacion Hoyon: Esta constituida principalmente por conglomerados y
areniscas con delgadas intercalaciones de limolitas y arcillas hacia la base. Los
conglomerados estan constituidos por 70% cuarzo y 30% chert negro a marron. Las
areniscas son de grano fino a grueso y conglomeraticas, con un 80% de cuarzo hialino
y 20% de chert negro a marron. Este conjunto presenta importantes acuiferos. El
ambiente deposicion al es continental de alta energia correspondiente a abanicos
aluviales provenientes de la Cordillera Central.

La edad de la Formacion Hoyon no ha sido determinada por ausencia de
fosiles. El contacto inferior con la Formacion Guaduas es disconforme porque
representa un gran hiato, pero no se ha reconocido truncacion angular. El contacto
superior con la Formacion Gualanday es concordante.

La Formacion Hoyon forman las montafias circundantes del Valle de
Guaduas. Su espesor varia de 2000 a 2500 pies (op cit).

Formacion San Juan de Rio Seco: Consiste principalmente de areniscas

intercaladas con limolitas. Las areniscas presentan alto contenido de cuarzo y chert y
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fragmentos de roca ignea y metamorfica en una matriz gris arcillosa, también se
encuentran niveles de areniscas liticas de grano medio a grueso y conglomeraticas. En
la base se encuentra un nivel de limolitas pardas el cual ha servido como guia para
localizar el limite de la Formaciéon Hoyon. Basado en su posicion estratigrafica se le
asigna una edad de Oligoceno- Mioceno. Esta formacion forma el valle de la ciudad

de Guaduas. Su espesor varia de 1000 a 2100 pies (IRT, 2004).

3.2. Petrografia

En el presente trabajo se utilizd para uso regional local el estudio realizado por Mar
W. Longman, el cual fue preparado para IRT en octubre de 1998, donde mas de
trescientas secciones delgadas fueron analizadas para evaluar la naturaleza de la

Formacién Cimarrona (LONGMAN, 1998).

3.2.1 Facies de la Formacion Cimarrona

En este estudio se subdividi6 la Formacién Cimarrona en 5 litofacies que
obedecen a las siguientes numeraciones y descripciones:

Cl: Facies Unidad Superior de banco de carbonatos compuestos por
moluscos y foraminiferos.

C2: Facies de abanico deltaico transaccional

C3: Facies de abanico deltaico distal

C4: Facies arcillosas profundas

C5:  Unidad inferior de banco de carbonatos compuestos por moluscos y

foraminiferos
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3.2.2 Tipos de Porosidad
Se encontraron cuatro tipos de porosidad:

1. Fracturas

2. Intraparticula

3. Micro poros por disolucion a lo largo de estilolitas

4. Micro porosidad de la matriz de la arcillas

Las fracturas se encontraron principalmente rellenas de calcita y
minoritariamente por dolomita y cuarzo (LONGMAN, 1998).

La figura 26 muestra un ejemplo de este tipo de porosidad. Los poros
intraparticulas no estdn interconectados como en la figura 27. Del anélisis de las
secciones delgadas es importante puntualizar que estan fueron preparadas con resina
de color azul, la cual fue impregnada al vacio. Normalmente la porosidad primaria en
la matriz se ve representada por la pigmentacion (color azul), que se ve al
microscopio con luz plana, lo cual representa los espacios porosos que aportan a la
porosidad primaria. Estos colores solamente se ven en zonas de fracturas en las mas
de trescientas secciones delgadas que se prepararon en todas las facies de la
Formacién Cimarrona. Lo anterior, probablemente debido a que los poros son tan
pequefios que hace que la porosidad efectiva de la matriz sea nula, por lo tanto, no
contribuye de una manera importante en la capacidad de almacenamiento de
yacimiento (op cit).

Probablemente la mas importante observacion de este estudio petrografico es
que todas las muestras de la Formacion Cimarrona presentan una ausencia de
porosidad primaria y la porosidad secundaria estd cementada, siendo rellenado el
espacio poroso por calcita y en menor escala por dolomita y cuarzo. Solo porosidad
efectiva se encuentra a través de fracturas que se formaron durante la etapa de la

tectonica, de fallamiento y plegamiento. Las calizas y areniscas cuarzosas ofrecen
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probablemente el mejor potencial, por encontrarse fracturadas y las areniscas finas y
arcillas, la menor probabilidad de encontrarse fracturadas. En la figura 28 se observa

una porosidad de disolucion a lo largo de la estilolitas (LONGMAN, 1998).

Figura 26.- Tipo de porosidad 1, Fracturas indicando que los poros no estan interconectados. Tomado
(LONGMAN,1998). También se observa que el tamafio de grano es heterogéneo, de forma angular.

Muestra 120. Profundidad de 5919', pozo-6W. Seccidn vista en nicoles cruzados
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Figura 27.- Tipo de porosidad 2, Intraparticulas, la cual, la porosidad primaria en la matriz se observa

en color azul, esto a su vez representa los espacios porosos de la seccion. Tomado (LONGMAN,
1998).También se observan foraminiferos presentes en toda la seccion. Es importante mencionar que la
seccion tiene algo de lodo. Muestra 200. Profundidad de 5940', pozo-6W. Seccion vista en nicoles

cruzados
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Estilolita
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Figura 28.- Tipo de Porosidad 3, Disolucion Microscépica a lo largo de la estilolita. Tomado

(LONGMAN, 1998). Se observa un tamafio de grano heterogéneo, de forma angular, Muestral50.

Profundidad 5600'. Seccion vista en nicoles paralelos.

3.2.3 Representatividad del Muestreo de Nucleo

En general en todos lo yacimientos naturalmente fracturados hay que tener
mucho cuidado con la representatividad de las muestra a las cuales se le va a medir
las propiedades petrofisica. La Formacion Cimarrona no es la excepcion, en un
mismo pie de referencia se puede obtener informacién totalmente opuesta, esto es

debido al ambiente de sedimentacion (LONGMAN, 1998).
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3.2.4 Evaluacion Visual de Nucleo

Para el presente estudio la revision visual de los nucleos que reposan en la
Litoteca Nacional en el ICP, estuvo encaminado a revisar lo hecho por IRT en lo que
tiene que ver con densidad de fracturas y su calificacion de la probabilidad de
fractura, ademads, se trat6 de comprobar un nuevo punto de vista de calibracién roca —
registro. La descripcion de nucleo, como tal fue realizada por IRT, incluye
parametros como composicion, tamafio de grano, porosidad, espesor litologico,

densidad de fractura, etc (LONGMAN, 1998).

3.2.5 Analisis Visual de Fracturas de Nucleos

Los nucleos muestran un fracturamiento no mayor a 2 fracturas/pie en lo que
corresponde a las facies C-1 y C-5, facies que corresponden a niveles calcéreos,
comparado con una menor o esporadica densidad de fracturas en el C-4, facies
arcillosa no mayor a 1 fractura/20pies. En la figura 29 se puede observar una fractura
caracteristica de la Formacion Cimarrona, la cual estd soportada por calcita, esto hace
que esta fractura sea considerada como natural y no incluida durante perforacion. La
fotografia muestra el promedio que se puede observar en los nucleos, donde ver
grandes intervalos fracturados no es lo comun, por tal motivo, ocularmente es dificil
decir que un pie de nucleo se vean 6 o 20 fracturas por pie.

En la figura 30 se puede observar una fractura en clasticos. Estas se pueden
encontrar en facies como el C-2, C-4, en la mayoria de los casos se encuentran

rellenas de calcita y no dejando espacio poroso efectivo para almacenar hidrocarburos

(op cit).
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Fractura
natural

Figura 29.- Fractura tipo encontrada en la Formacion Cimarrona, la litologia presente en la figura es
caliza masiva. Tomado (LONGMAN, 1998). Se observa una fractura soportada por calcita, por los

tanto se define como una fractura natural.
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Figura 30.- Areniscas cuarzosas. Fracturas parcialmente rellenas de calcita. Tomado (LONGMAN,
1998). Se observa un tamano de grano homogéneo, de forma angular. Muestra 168. Profundidad 5916'.

Seccion vista en nicoles paralelos.
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3.3. Descripcion sedimentologica

3.3.1 Geologia Local

3.3.2 Descripcion del nicleo del pozo-6W

Se realizé un estudio detallado de nucleo del pozo 6W del area en estudio, lo cual
permitio interpretar la litologia y las estructuras presentes. La ubicacion del pozo se

puede observar en la figura 2.

e Desde 5909-5910 pies: En esta seccion se observo caliza granular homogénea.
Con una fractura rellena con calcita y abundante presencia de macroforaminiferos
bénticos y bioclastos de moluscos (ver la figura 31). En la figura 32 se observa el

detalle de la fractura rellena de calcita, la cual estd acompafiada de otra fractura

de 1.5-3cm.
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Fractura
rellena

Foraminiferos

Figura 31. Caliza negra granular homogénea, con presencia de macroforaminiferos, moluscos. Con una

fractura rellena de calcita, la cual se define como fractura natural
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Fractura rellena con calcita y la
principal esta acompaifiada por
otras fracturas naturales

Figura 32. Detalle de la fractura natural rellena de calcita. También se observan fracturas mas

pequeiias conectadas al la fractura principal
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De 5910-5912 pies: Caliza granular, con textura gruesa en su parte inferior; se
reconoce un intraclasto de lodo calcareo, redondeado. Abundantes fragmentos de
moluscos y macroforaminiferos bénticos enteros, (ver figura 33). Se observa un
contacto erosivo en la parte inferior (5912 pies) indicando un ambiente mas

tranquilo, por la litologia presente, también se observan estructuras sedimentarias
de bioturbacion (ver figura 34).
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Figura 33. Caliza granular de textura gruesa en la parte inferior, con presencia de foraminiferos y

moluscos y contacto erosivo.
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Estructuras de
Bioturbacion

Figura 34.Estructura Sedimentaria de bioturbacion la cual indica un ambiente de depositacion de baja

energia. También se observa un caliza granular de un color gris.
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Desde 5912-5913 pies: En esta seccion se indica en la parte (A) superior caliza
arenosa/ arenisca calcarea negra. En la parte (B) media existe una caliza limo-
arenosa, de color oscuro con abundantes bioclastos “flotantes” redondeados y
bandas de relleno de color claro con bioturbacion tipo “grainstone”. En la parte
(C) inferior se observa caliza granular masiva con abundantes macroforaminiferos
bénticos, bioclastos de moluscos (ver figura 35). Luego se encuentra otro tipo de
litologia descrita como caliza de textura gruesa, conglomerdtica; aparecen
estructuras sedimentarias de laminacidon (perturbada por bioturbacion), los
fragmentos de tamafio grava son en su mayoria, intraclastos y bioclastos y no se
observa la presencia de terrigenos mezclados, esta litologia es representativa del
intervalo 5913' -5919'; también se presenta una fractura rellena con calcita, lo cual
desmejora la porosidad de fractura (ver la figura 36). En la figura 37 se puede ver
la muestra impregnada en alcohol para resaltar la textura, otra cosa es que no se

descarta que los granos blanquecinos sean de cuarzo lechoso.
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A: Caliza arenosa/arenisca calcarea.
B: Caliza limo arenosa
C: Caliza granular masiva.

Figura 35. A: Caliza arenosa/arenisca calcarea negra. B: Caliza limo- arenosa. C: Caliza granular

masiva con abundantes foraminiferos bénticos.
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Fractura rellena
completamente
con calcita.

Abundantes fragmentos
de cuarzo

Figura 36. Fractura natural completamente rellena con calcita, con abundantes fragmentos de cuarzo.

La caliza de color gris oscuro indicando ambiente de zona litoral
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Fractura
incompletamente
rellena de calcita
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Cuarzo
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Figura 37. Muestra impregnada de alcohol para resaltar la presencia de cuarzo blanquecino, también se

-
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observa con mayor detalle la fractura natural rellena de forma incompleta por calcita.
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e En 5919 pies: Se observa caliza de textura gruesa conglomeratica, los fragmentos
de tamafio grava son en su mayoria, intraclastos y bioclastos; con presencia de
terrigenos mezclados “cuarzo blanquecino” (ver la figura 38). En la figura 39 se
puede ver con detalle los intraclastos y algunos clastos de cuarzo lechoso, también

se observa con mayor detalle la litologia caliza de textura gruesa conglomeratica.
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Figura 38 .Calizas de textura gruesa conglomeratica, se observan intraclastos y bioclastos, con

presencia de cuarzo blanquecino.
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Figura 39. Detalle de la figura anterior. Algunos clastos de cuarzo blanquecino. Caliza de textura
conglomeratica los fragmentos de tamafio grava son en su mayoria intraclastos y bioclastos. La matriz

es tamafio arena
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En 5920 pies: Se observa una litologia de caliza conglomeratica, con guijarros de
cuarzo lechoso. Presenta intraclastos de color oscuro de caliza de aspecto
micritico, con una matriz de tamafio arena gruesa. Se observa una estructura
sedimentaria de estratificacion cruzada que se encuentra sutilmente marcada (ver
la figura 40). En la figura 41 se puede observar de manera mas detallada la
estructura presente, los cuarzos lechosos y el intraclasto de caliza. La figura 42
nos es mas que la muestra impregnada de alcohol, lo cual marca de una manera

notable las caracteristicas anteriormente descritas de la seccidon del nucleo.
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Figura 40. Caliza con matriz tamafio arena gruesa. Se observa una estructura sedimentaria de
estratificacion cruzada la cual estd sutilmente marcada. El tamafio de los cuarzos blanquecino es
heterogéneo.
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A: Estratificacion cruzada. B: Cuarzo blanquecino
C: Intraclasto de caliza.

Figura 41. Detalle de la figura anterior. A: Estratificacion cruzada. B: fragmento o grano de cuarzo
blanquecino. C: Intraclasto de caliza. También se puede decir que la figura presenta un tamafio de
grano diferente
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Muestra del niicleo impregnada de alcohol.

Figura 42. Muestra del nticleo impregnada de alcohol para observar con mayor detalle las

caracteristicas anteriores.
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Desde 5922-5923 pies: La litologia presente es arenisca calcdrea con una
litofacies heterolitica (arenas mezcladas con minerales o fragmentos de roca
volcanica), predominantemente arenosas con lentes de lodo. Se observan
abundantes bioturbaciones, con presencia de una fractura transversal (ver la figura
43). La figura 44 estd impregnada de alcohol, ésta resalta las rizaduras presentes
en la muestra y las demas caracteristicas descritas anteriormente. En la figura 45
se puede observar también con mayor detalle la litologia de areniscas calcareas,
con presencia de rizaduras y la estratificacion original destruida por el retrabajo
de los animales al hacer refugio y la presencia de una fractura transversal, la cual

se observa en la muestra impregnada de alcohol.
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Estructura de
Bioturbacion

Fractura
transversal

Figura 43. Fractura transversal observada en el nicleo. Arenisca calcarea. Abundantes estructuras de

bioturbaciones.
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Rizaduras

Fractura
transversal

Figura 44. Se observan las rizaduras con mayor detalle en la parte superior del niicleo y algunas de las

caracteristicas anteriormente mencionadas.
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Fractura
transversal

Estratificacion
cruzada alterada
por el retrabajo
de los animales al
hacer refugio.

Figura 45. Muestra impregnada de alcohol para realzar los detalles del ntcleo. Se puede apreciar la
arenisca calcarea con mayor detalle, se observa que la estratificacion cruzada esta retrabajada por

animales al hacer refugio.
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En 5922-5923 pies : En la figura 46 se muestra la parte superior del ntcleo, para
observar en mds  detalle las laminaciones de rizaduras, superficies
microestiloliticas, guijarros de cuarzo y la aparicion de algo de sulfuro de hierro.
La figura 47 es la parte superior del nlicleo que muestra en mas detalle las
laminaciones de rizaduras, también con superficies microestiloliticas de

disolucion y también se aprecian guijarros de cuarzo lechosos.

T’
- Parte superior del nicleo

A: Guijarros de Cuarzo
B: Microestilolitas

C: Aparicion de sulfuro de hierro
diagenético.

Figura 46. En la parte superior del niicleo se pueden apreciar pequefios guijarros de cuarzo. También

se observa las rizaduras y microestilolitas presentes en la muestra. En la parte inferior del nticleo se
puede ver algo de sulfuro de hierro.
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. . -
Laminaciones de ]
rizaduras

Parte superior
del nucleo

Microestilolitas

Cuarzo
blanquecino

Figura 47. Parte superior del nticleo. Se puede apreciar laminaciones de rizaduras en la parte superior
del nticleo, con presencia de microestilolitas de disolucion y cuarzos blanquecinos. La muestra esta

impregnada de alcohol para resaltar estas caracteristicas.
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e Desde 5927-5931 pies: Aqui la litologia presente son areniscas calcareas.
También se encuentran laminaciones de rizaduras y estratificacion cruzada. Se

observan estructuras de disolucion (microestilolitas) ver la figura 48.

1.-Rizaduras.

2.-Microestilolitas

Figura 48. Se aprecia laminaciones de rizadura, microestilolitas que son estructuras de disolucion. La
litologia presente en este intervalo es arenisca calcarea
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e En 5931 pies: Aqui se muestra de manera mas detallada el nucleo impregnado de
alcohol para realzar las laminaciones de rizaduras, ver la figura 49. En la figura
50 impregnada de alcohol, también se realzan las laminaciones de rizaduras y se

aprecian algunas direcciones que indican que el régimen no es unidireccional

Laminacion
de rizaduras

Figura 49. Detalle de las Laminaciones de Rizaduras en el nucleo.
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Direccion de
la laminacion
de rizaduras

Figura 50. Se aprecia la direccion de las laminaciones de rizaduras, la cual indica que van en un mismo

sentido.
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e Desde 5933-5935 pies: Se muestra un ejemplo de caliza arenosa con rizaduras y

abundantes bioturbaciones, ver la figura 51.

Estructura de
bioturbaciones

Figura 51. Caliza arenosa con rizaduras. Se observan abundantes estructuras de buioturbaciones
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Desde la 5934-5934: Se presenta una litologia de caliza arenosa con rizaduras y
abundantes bioturbaciones. También se puede apreciar en detalle un posible contacto
erosivo ver la fugura 52. En la figura 53 se puede observar mejor lo anteriormente

descrito, puesto que la muestra esta impregnada de alcohol.

Abundantes laminaciones de
rizaduras.

A: posible contacto erosivo. B: oxido de hierro

Figura 52. Caliza arenosa con matriz de limo-arenoso. Se observan laminaciones de rizaduras. Se

aprecia manchas de 6xido de hierro y posibles contactos erosivos.

128



Figura 53. Detalle de la figura anterior, muestra impregnada de alcohol. Bioturbaciones y bioclasto en

tamaflo de matriz de tamafio limo-arenoso.
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e En 5934: Aqui se presenta una muestra mas detallada del ntcleo y se puede

apreciar una bioturbacion muy bien preservada ver la figura 54.

Figura 54. Muestra mas detallada del nicleo donde se aprecia una bioturbacion muy bien preservada
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e Desde 5936-5937: La litologia presente es de caliza arenosa con intercalaciones

de caliza arenosa limosa, y también bioturbada por sectores (ver la figura 55).

, Zonas de bioturbaciones

Figura 55. Zonas de bioturbaciones por sectores. Caliza arenosa con intercalaciones de caliza arenosa

limosa. También se observa Oxido de hierro en el intervalo mostrado.
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3.3.3 Interpretacion Paleoambiental del nucleo del pozo-6W del Campo

Guaduas

El ambiente de la secuencia observada en el nucleo es relativamente complejo,
ya que se interpretaron ambientes litoral, zona de playa costera y laguna, planicie
litoral controlada por mareas y vientos (tidal flat), llanura de marea arenosa /borde de
laguna y llanura de mareas lodosa /interior de la laguna. En conjunto, se interpreta
una linea de costa con laguna marginal y en general pertenece a una zona de

plataforma somera.

Dada la complejidad tectonoestratigrafica en la cual se forma la Formaciéon
Cimarrona, existen numerosos trabajos explicativos de las condiciones de
sedimentacion de la formacion en estudio. A continuacién se cita la informacion de

Yoris,( 2007). Modelo Sedimentario de la Formacién Cimarrona, Campo Guaduas.

132



WudstonefFackestone

.. Storm
Boundstong .~
..-""'..l-l
..-"-ll..l.
Grainstong gy, o
/ Y Cimarons Superor ffacles lagrinares) |
Meluscan & algal ; :
.-’illﬂnul:lsllli.?[?hn'.zﬂg:- -"':l
.l.'|'|:4|||||r|:-llu Tanztininee ".'l g
|| Chmarona nfertor factes subimareaies)
Wt Syl Tide | Low

Figura 56. Tomado de: (YORIS, 2007). Modelo Textural de la Formacion Cimarrona (Superior e
Infeiror), ésta explica que la Fomacion Cimarrona Superior estd constituida por dos facies; facies
lagunares, la litologia presente es soportada por menos de 10% de lodo y algo 6 nada de grano

(grainstone, mudstone y packestone), mientras que , la Formacion Cimarrona Inferior esta constituida

de material coralino definido como boundstone.
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Figura 57. Se presenta una secuencia estratigrafica, de unidad genética bésica de 5° a 7 ™ orden,

indicando un estudio detallado de la secuencia de depositacion de la formacion. Tomado de: (YORIS,

2007). Cada flecha indica un ambiente de sedimentacion de la Formacion Cimarrona, indicando una

combinacion de ambiente de laguna y ambiente marino.
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Figura 58. Tomado de: (YORIS, 2007). Se puede apreciar ejemplos de sedimentacion evidenciado con
fotos del ntcleo del pozo-6w, el cual, muestra la combinaciéon de ambiente de laguna y ambiente
marino. A la derecha se observa las fotos del nicleo caracteristico de zona de laguna, mientras que, a

la izquierda se tienen las fotos caracteristicas de zona de marea.
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Ejercicio de unidad progradante: El relleno se hace para una tasa de

acomodamiento ligeramente mayor que 1 (S/E >1): para 7 unidades genéticas
sucesivas de 20' cada una. Las sucesivas lineas de playa estan encadenada una a otra.
La forma como se apilan las facies sugiere que los pozos del centro del campo de
Guaduas, se comporta como el caso de la vertical "2": un espeso apilamiento de
calizas granulares de ambiente costero, con la apariciéon de ambiente lagunares de la
parte trasera de la costa, incluyendo los sedimentos de la laguna en la parte superior.
El caso del pozo ficticio "3" atin no ha sido identificado en el area, de tal manera que
el espectro observado en los pozos del area sugiere que la condicion de la facies se
mueve entre los casos "2a" y "2b" del modelo. En la parte E, si no esta afectado por
fallamiento seria similar al caso "1", sin embargo, una situacioén similar podria darse
paralela a la costa y en este caso las facies de la parte inferior seria mas "arenosa"; de
acuerdo al modelo paleogeografico mas posible, este deberia ser el caso. La situacion
entre "2*" y "1" es la que se deberia esperar por debajo de la falla que limita el campo

al este (este caso, ver el lado izquierda de la figura 59) (YORIS, 2007).
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Figura 59.Tomado de: (YORIS, 2007). Se observa una secuencia estratigrafica de 7™ orden con un

espesor de 20’ cada una, donde la linea sucesiva de playa esta encadenada una a otra. A la derecha se

tiene una depositacion de calizas de ambiente costero, incluyendo sedimentos de laguna en la parte

superior. Caracteristico de los pozos centrales del campo Guaduas.
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Distancias:
e Pozo 4E al Pozo IN es de 1760m.
e Pozo IN al Pozo 2S es de 1114m.

Correlacionando los registros de rayo gamma (GR), resistividad (Rt) y sonico
compresional (DTCO) de tres pozos (4E,1N,2S) del Campo Guaduas, se concluye
que la Formacion Cimarrona, esta constituido principalmente por calizas en la parte

superior y lutita en la parte inferior.
La diferencia de espesores que se observa en la litologia es por causa de la

minimizacion de la desviacion del pozo, lo ideal es correlacionar con verdaderos

espesores estratigraficos, mientras que, lo que se aprecia son espesores aparentes.
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Figura 60. Representacion litologica de los registros eléctricos de la Formacion Cimarrona de Campo Guaduas. Se observa caliza en la parte superior
(Cimarrona Superior) de la columna, mientras que en la parte inferior esta definida por lutita (Cimarrona Inferior).
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CAPITULO IV
PETROFISICA

4.1.-Métodos Convencionales para el calculo de porosidad, permeabilidad e

intensidad de fractura.

4.1.1.-Perfiles convencionales: Para establecer la metodologia de evaluacion
petrofisica de la Formacion Cimarrona, se utilizaron los datos suministrados por los
pozos Pozo-1N, Pozo-2S, Pozo-3E, Pozo-4E, Pozo-5E, (perfiles y datos de nacleos).

4.1.2.- Parametros determinados

El volumen de arcillosidad, porosidad total y porosidad efectiva se calcularon a partir

de las siguientes ecuaciones lineales:

Vehl = (GR - GRcIn)
(GRshl — GRcn)
PHID = (RhoM — RHOB)
(RhoM — RhoF’)
PHIT = (PHID + NPHI)

PHIE = PHIT * (1- Vshl)
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Donde:

Vshl= Volumen de Arcillosidad, (v/v)

GR= Gamma Ray (valor de rayos gamma arrojado por la herramienta), (API)
GRshl= Valor de los rayos gamma arcillosos, (API)

GRcln= Valor de los rayos gamma limpios, (API)

PHID= Porosidad aparente, (v/v)

RhoM= Densidad de la matriz, (gr/cm’ )

RHOB= Valor de la densidad arrojado por la herramienta, (gr/cm’ )
RhoF= Densidad del Fluido, (gr/cm3 )

PHIT= Porosidad Total, (v/v)

NPHI= Porosidad Neutron, (v/v)

PHIE= Porosidad Efectiva, (v/v)

Para el calculo del exponente de cementacion para yacimientos naturalmente
fracturados se debe tener disponible el perfil sonico, para el uso de la ecuacion

(RASMUS 1983):

_ (log((PHIS _P)A3+(PHIS P)A2*(1— PHIT _P)+(PHIT P—PHIS _P)))

mf (log(PHIT _P))

Relaciones para identificar tope y base de derrumbes y saltos de ciclo (s6lo con el

sONico).

CALI DIF = CALI —(CALI _edit 1f)
DT DIF = DTCO—(DTCO _edit 1f)
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Relaciones para identificar fracturas:

pr R4zl =2T4P
- DT4S
DT Raz2=P2TCO
- DTSM
RT RAz =1L
(0}

"Condiciones"

"Banderas para identificar derrumbes y saltos de ciclo (Sonico)"

Si (CALI_DIF>=0.5) entonces CALIDIF_FLAG=1 si no CALIDIF_FLAG=0
Si (DT _DIF>=10) entonces DTDIF _FLAG=1 si no DTDIF_FLAG=0
"Banderas para identificar fracturas”

Si (CALI DF>=0.6 'Y Vshl<=0.7) entonces CALI DF FLAG=1 si
CALI DF FLAG=0

Si (CALI>=BS+1) entonces CALI FLAG =1 sino CALI FLAG=0

Si (DT_RAZ1<=0.45) entonces DTRAZ1 FLAG=1 si no DATRAZ1 FLAG=0
Si (DT_RAZ2<=0.45) entonces DTRAZ2 FLAG=1 si no DATRAZ2 FLAG=0
"Lodo a Base de Agua"

Si (RT_RAZ<=0.55) entonces RTRAZ FLAG=1 si no RTRAZ FLAG=0

"Célculo de porosidad de fractura a partir de porosidad total"

PHIfrc_por = ((PHIE " (mf+1))- (PHIE"mf))/ ((PHIE"(mf))-1)
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"Calculo de porosidad de fractura convencional, usando PHIT y PHIS=PHImtx
PHIfrc cov = PHIT-PHIS
"Célculo de intensidad de fractura con perfiles de porosidad"
IIF_por= (((PHIE-PHIEMtx))/((1-PHIEMtx)))*100
IIF_por= (PHIT"mf)*100

"Célculo de permeabilidad en YNF, JORGENSEN (1988), PHI fract 6 PHI=PHIE"

Kfract= 84105*((PHIE)\(mf+2))/ (1-PHIE)

Ecuaciones para normalizar.

DTCO Nor 1= _PTCO
- T 117,02004
DT4S Nor 1= ﬂ
- 7 179,440994
Donde:

mf= Exponente de cementacion, (adimensional)
PHIS= Porosidad del sonico, (v/v)

CALI_DIF= "Caliper" diferenciado, (pulgadas)
DT= Onda so6nica diferenciada, (us/pie)
DTCO= Onda sonica compresional, (us/pie)
DT4P= Onda so6nica compresional, (us/pie)
DT4S= Onda sonica de cizalla, (us/pie)
DTSM= Onda so6nica de cizalla, (us/pie)

DT RAZ= Relacion de la onda sonica

RT RAZ= Relacion de la resistividad

RT= Resistividad, (ohmm)

Rxo= Resistividad de la zona invadida, (ohmm)

FLAG= Banderas
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RAZ= Relacion

PHIMtx= Porosidad del sonico, (v/v)
PHIfrc= Porosidad de fractura, (v/v)

ITF= Indice de intensidad de fractura, (1/pie)

4.2.- Técnicas para el calculo de porosidad, permeabilidad e intensidad de
fractura a partir de perfiles de imagenes FMI (Microbarridos de Imagenes de la

Formacion)

4.2.1.-Perfiles de imagenes: Cinco pozos del campo en estudio tienen informacion
de perfiles de imagenes y andlisis cuantitativo de la intensidad de fractura, esto a su
vez asegura una base de comparacion conveniente con el analisis de ntcleo y las

curvas de interpretacion de los perfiles.

4.2.2.- Parametros determinados

"Calculo de porosidad de fractura con perfil de imagen, Nelson(1980)"
PHIfrc_fmi= FVAH ed/ ((12/FVDC_ed)+(FVAH_ed))

"Céalculo de porosidad de fractura con perfil de imagenes, SPE 86935"
PHIfrc_fmi 1=0.01291*FVDC ed*FVAH_ed*(FVTL)

"condicion"

Si (PHIfrc_fmi_ 1=-999.25)

PHIfrc_fmi_1=0.0000

Entonces
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PHIfrc fmi 1= PHIfrc fmi 1

Sin fin
"Célculo de permeabilidad de fractura con datos de perfil de imagenes, SPE 86935,"
Kfrac fmi se=4.29*10"5*((FVAH_ed)"*3)*(FVDC ed)

"Célculo saturacion de agua, "Ecuacion de Simandoux modificada",Requiere:

PHIE,Vshl,RT"

(Vshl/ Rshl)"2+4*m (Vshi | Rshi)

s R (1= vsh)* Ri) " (2% PHIE m(a* R (1~ vsil))

"Célculo de saturacion de agua, "Ecuacion de Indonesia", Requiere PHIE,VshL,LRT"

NETPAY=FVDC ed>0y FVAH_ed>0y Vshl<0.50 y SwI<0.50
Donde:
K= Permeabilidad promedio
Kfrac= Permeabilidad de fractura
Sw= Saturacion de agua
FVAH= Abertura (Eléctrica Hidraulica) de la fractura. Raiz cubica del cubo de la

abertura de la huella de la fractura sumada sobre una ventana de altura dada.
FVDC= Densidad de fractura corregida. Densidad de fractura aparente (FVDA)

corregida por la orientacion de la inclinacion (dngulo entre el plano de la fractura y el

eje del pozo).
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FVTL= Longitud areal de la traza de la fractura. Es la longitud acumulada de la traza
de la fractura vista por unidad de area de la pared del pozo, dentro de una ventana de

altura dada.

Kfrac: A partir de los 5970 pies hasta 6180pies las curvas no son representativas,
indicando un mal ajuste entre ellas, lo cual indica que los registros convencionales no

son confiables.

""Nota: Todos estos calculos se realizaron con el programa de Landmark a

Halliburton Company Geographix 2004. Modulo PRIZM™ "

A continuaciéon se muestran todo el resultado petrofisico de un pozo, obtenido
a partir de las ecuaciones anteriormente descritas, y procesadas por el programa
PRIZM™.

En la figura 61 se presenta de izquierda a derecha los siguientes resultados, la
curva de gamma ray, resistividad, densidad-neutron, obtenidas a partir de los registros
convencionales, luego se indican la litologia presente en la zona de estudio, se
continua con las curvas obtenidas a partir de los perfiles de imdgenes FMI con la
curva de densidad de fractura, apertura de la fractura, porosidad de matriz, porosidad
de fractura, permeabilidad de fractura y saturaciéon de agua. A partir de aqui se
realizaron los analisis petrofisicos de las curvas anteriormente mencionadas de la

evaluacion de cada uno de los pozos en estudios.
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Figura 61. Resultado petrofisico del POZO-1N
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CAPITULO V

5. Analisis de resultados

5.1. Analisis de los registros de imagenes (FMI) en los Pozos 1N-2S-3E-4E-5E-
6W.

En la evaluacion petrofisica realizada en los pozos IN-2S-3E-4E-5E-6W, se
presentan las curvas obtenidas a partir de los perfiles de imagenes (FMI), la cuales
son: densidad de fractura (FVDC), apertura de la fractura (FVAH), porosidad de
fractura (PHIfrac) y permeabilidad de fractura (Kfrac).

Pozo-1N (Figura 62): En las curvas obtenidas a partir de la herramienta de
imagen, se puede observar que la densidad de fractura en la parte superior desde
6060' hasta 6144' es aproximadamente cero, s6lo en pequefios intervalos entre 6064' a
6070', 6086' a 6096', 6120' a 6140' se noto que la densidad es de una fractura por pies,
mas abajo el comportamiento de la curva es diferente, la densidad de fractura
aumenta su intensidad desde una fractura por pies a 10 fracturas por pies. Igualmente
pasa en la curva de apertura de fractura en casi toda la profundidad su valor es
aproximadamente cero, solo en los intervalos entre 6132'a 6136', 6144' a 6170', 6210’
a 6222' la apertura es de 0,lpulgada; ya entre 6064' a 6068' la apertura esta en
Ipulgada esto es debido a derrumbes en el pozo leidos por el caliper lo que indica que
el valor esta alterado. La porosidad de fractura que se aprecia en el pozo es solo en
los intervalos entre 6144' a 6170', 6210" a 6222' con valores van desde 0,01 hasta 0,03
lo que equivale a 1,5% de porosidad en esas secciones, indicando una porosidad baja.
La permeabilidad de fractura en casi toda su profundidad es cero, so6lo en los
intervalos entre 6120' a 6126', 6144' a 6170', 6194' a 6198', 6220' a 6222' los valores
estan por encima de los 100 p/d indicando alta permeabilidad de fractura para esos
intervalos.
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Produccion de petréleo: 12945 bls/dia

Figura 62. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-1N
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Pozo-2S (Figura 63): En las curvas obtenidas con los perfiles de imagenes
(FMI) se noto que en la curva de densidad de fractura (FVDC) presenta una
intensidad promedio de 10 fracturas por pies; igualmente, la apertura de fracturas
(FVAH) indica valores promedio de 0,1pulgadas hasta una profundidad de 6480' y
mas abajo la apertura va aumentando progresivamente hasta 0,5pulgadas
aproximadamente. La porosidad de fractura (PHIfrac) estd, desde 6370' hasta 6430'
en 0,04 que equivale a un 4% de porosidad de fractura en ese pozo indicando una
porosidad baja. Los valores de permeabilidad de fractura (Kfrac) se observan por
encima de los 10.000 w/d en todo el pozo, sélo en algunos pequefios intervalos que
estan entre 6456' a 6468, esta llegando a 0,1 p/d estableciendo baja permeabilidad,

pero en general la permeabilidad es alta en toda la profundidad de estudio.
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Produccion de petréleo: 6401 bls/dia

Figura 63. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-2S
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Pozo-3E (Figura 64): Los valores de la densidad de fractura estan por encima
de 3 fracturas por pies solo en intervalos entre 5700' a 5714', 5744' a 5748' la
intensidad baja a casi cero aproximadamente. En la curva de apertura de la fractura
los valores estan desde 0,05pulgadas hasta 0,4pulgadas en casi toda la profundidad,
solo en los intervalos entre 5700' a 5714' la apertura es aproximadamente cero. La
porosidad de fractura en el intervalo entre 5700' a 5714' es cero aproximadamente.
Mas abajo en una profundidad de 5720' los valores de porosidad estan entre 0,01 a
0,03 lo que equivale a 1,5% de la porosidad de fractura, lo que indica que es baja en
ese pozo. La permeabilidad de fractura se puede apreciar valores que estan por
encima de 100 p/d indicando alta permeabilidad, s6lo entre 5700' a 5714' la curva es

aproximadamente cero.
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Produccion de petréleo: 3573 bls/dia
Figura 64. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-3E
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Pozo-4E (Figura 65): Los valores de densidad de fractura obtenidos por los
perfiles de iméagenes estan por encima de 10 fracturas por pies en todo el intervalo de
estudio, la apertura de fractura esta en 0,1pulgadas, s6lo en los intervalos entre 5618’
a 5630' la apertura es aproximadamente cero, en la seccion entre 5570' a 5574' se
observa un pico que indica derrumbe en el pozo la cual se puede ver en la lectura del
caliper. La porosidad de fractura esta por encima de 0,04 que equivale a 4% de
porosidad en el pozo, sélo en el intervalo entre 5618' a 6628' la curva es
aproximadamente cero; la porosidad presenta en el pozo es baja. La permeabilidad de
fractura esta por encima de los 10.000 p/d indicando alta permeabilidad en todo el

intervalo de estudio.
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Produccion de petréleo: 7573 bls/dia
Figura 65. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-4E
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Pozo-5E (Figura 66): Los valores de densidad de fractura (FVDC) es
aproximadamente cero en casi toda su profundidad, sélo esta por encima de 8
fracturas por pies en un pequeio intervalo entre 6912' a 6930'. La apertura de fractura
presente en el pozo se refleja en el intervalo entre 6912' a 6930' con un valor de
0,3pulgadas, en el resto de la profundidad la apertura es cero aproximadamente.
Igualmente la curva de porosidad de fractura se puede apreciar sélo en el intervalo
entre 6912' a 6920' con una porosidad de un 3% en esta seccidon, mientras que en el
resto del intervalo sus valores son aproximadamente cero. La permeabilidad de
fractura solo se observa en el intervalo entre 6912' a 6920' y esta por encima de los

100 p/d, ya que en el intervalo total la permeabilidad es practicamente cero.
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Produccion de petréleo: 15,2 bls/dia
Figura 66. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-5E
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Pozo-6W (Figura 67): En los valores obtenidos a partir de la herramienta de
imagen, en el intervalo entre 5914' a 5946, indicando una densidad de fractura mayor
en la seccion entre 5914' a 5924' con una valor de 10 fracturas por pies, mientras que
mas abajo el valor es de 1 fractura por pies. La apertura es de 0,05pulgadas en el
intervalo mencionado anteriormente. La porosidad de fractura presente equivale a 1%
indicando baja porosidad y la permeabilidad de fractura esta por encima de los 100
w/d indicando alta permeabilidad en este intervalo. En casi toda la profundidad total
estos pardmetros son aproximadamente cero menos en el intervalo mencionado a

principios del parrafo.
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Figura 67. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-6W
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5.2. Analisis de comparacion de los registros de imagenes (FMI) con los

registros convencionales.

En la evaluacion petrofisica grafica del Pozo-2S (ver figuras 68 y 69), se
presentan las curvas convencionales (GR, Rt, RHOB, DTCO) y las curvas obtenidas
a partir de la herramienta de imagen (FVDC, FVAH, PHIfrac, Kfrac), con el fin de
obtener una relaciéon entre ambos tipos de medidas, en los cuales se observo lo

siguiente:

En los registros convencionales, la curva de gamma ray (GR), se observo que
en la parte superior, es constante y en la parte inferior entre 6454' a 6500' cambia
debido a la presencia de arcilla, pero no da ninguna informacion que indique fracturas
naturales. La curva de resistividad se puede apreciar que es mas o menos constante en
todo el intervalo, solo entre 6428' a 6448' presenta menos valores, la cual podria
indicar una posible correlacion con la curva de apertura de fractura (FVAH) obtenida
a partir de los perfiles de imagenes (FMI) y en la parte inferior desde 6454' hasta
6500' los valores bajos de resistividad son debidos a la presencia de arcilla. La curva
de densidad neutrén es constante en casi toda la profundidad de estudio; solo en el
intervalo entre 6454' a 6470' su comportamiento es distinto indicando presencia de
arcilla pero no da ningtin dato que permita obtener valores de indicio de fractura en el
pozo y mucho menos de porosidad de fractura (PHIfrac). Solo en la curva del sénico
compresional (DTCO) se puede apreciar un comportamiento menos constante con
subidas por encima de los 70" indicando saltos de ciclos lo que podria indicar posibles
fracturas en el pozo. Realizando la comparacion con la curva de densidad de fractura
(FVDC) obtenida a partir de la herramienta de imagen, se establece que hay fracturas

en casi todo el intervalo desde 6370" hasta 6500'.
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Analizando ambos registros convencionales y los de imagenes se puede decir,
que para apreciar porosidad de fractura (PHIfrac), permeabilidad de fractura (Kfrac),
indice de intensidad de fractura (IIF), s6lo los perfiles de imagenes (FMI) nos permite
obtener valores de estos parametros, mientras que en las curvas convencionales no se
observo ningiin comportamiento que indicara algin valor que permita calcular los
parametros anteriormente mencionados. Solo en la curva del sénico compresional
(DTCO) nos permitié tener una idea de los posibles intervalos fracturados presentes
en el pozo, puesto que los otros registros no dan informacion efectiva que me sirva
para determinar PHIfrac, Kfrac, IIF. Esto se puede verificar en los graficos cruzados

realizados en el area de estudio.
Es importante mencionar que los registros gamma ray, resistividad no son

curvas para detectar fracturas su principal aplicacién es determinar contenido de

arcillosidad y contenido de saturacion de hidrocarburo en la formacion.
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Figura 68. EVALUACION PETROFISICA GRAFICA POZO-2S
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5.3. Analisis de resultado de los graficos cruzados de porosidad de fractura

(PHI frac) y de permeabilidad de fractura (Kfrac)

En estos graficos cruzados no se observo correlacion. Los valores de
porosidad de fractura obtenidos a partir de los siguiente parametros: soénico
compresional, sénico de cizalla, porosidad de fractura obtenida a través de la
porosidad efectiva, indice de intensidad de fractura calculada a partir de la porosidad
total, perfil neutron, perfil densidad, gamma ray, porosidad total y efectiva, perfil
sonico y resistividad graficados contra la porosidad de fractura obtenida por el
registro de imagenes (FMI) presentan indice de correlacion muy bajo. Por lo que no
seria confiable utilizar los perfiles convencionales en pozos que no tengan perfiles de
imagenes. Ver tabla N° 4. Los graficos se pueden apreciar en el apéndice II.

Tabla N° 4. Parametros comparados

Parametros Vs Parametros Coeficiente de
correlacién r’
Porosidad de Fractura(PHIfrac) Vs Sénico Compresional (DTCO) ’=0,01
Porosidad de Fractura(PHIfrac) Vs Sénico de Cizalla (DTMS) " = 0,03
Porosidad de Fractura(PHIfrac) vs | Porosidad de Fractura (PHIfrac_por) ’=0,15
Porosidad de Fractura(PHIfrac) vs |Indice de Intensidad de Fractura ’=0,11
(ITF_por)
Porosidad de Fractura(PHIfrac) Vs Perfil Neutron (NPHI) ’=0,14
Porosidad de Fractura(PHIfrac) Vs Perfil Densidad (RHOB) ’=0,09
Porosidad de Fractura(PHIfrac) VS Gamma Ray (GR) ’=0,12
Porosidad de Fractura(PHIfrac) vs | Porosidad Total y Efectiva (PHIT, ’=0,01
PHIE)
Porosidad de Fractura(PHIfrac) VS Perfil Sénico (PHIS) ’=0,07
Porosidad de Fractura(PHIfrac) Vs Resistividad (PHI frac_res) = (0,09-0,03)
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En los graficos cruzados de la Formacion Cimarrona se observo que los
valores de permeabilidad de fractura (Kfrac) obtenidos por los perfiles de imagenes
(FMI) y los obtenidos a partir de los perfiles convencionales tales como; soénico
compresional, sonico compresional normalizado, sonico de cizalla, porosidad total y
resistividad, presentan un indice de correlacion muy bajo, sélo aqui (figuras
78,79,80,81) a profundidades de 6500', 6200', entre (6430'-6500"), (6460'-6500"); se
encontraron pequeilas secciones de correlacion entre los registros pero estas no son
muy significativas. Por lo tanto se deduce que no es viable obtener permeabilidad de

fractura por medio de los registros convencionales. Observar el apéndice II.

Tabla N° 5. Parametros comparados

Parametros Vs Parametros Coeficiente de
correlacién r’
Permeabilidad de fractura (Kfrac _fmi se) | yg | Sénico Compresional (DTCO) *=(0,19-0,16)
Permeabilidad de fractura (Kfrac fmi se) | vyg Sénico Compresional > =( 0,14-0,16)
normalizado(DTCO_Norm 1)
Permeabilidad de fractura (Kfrac _fmi se) | yg Sonico de cizalla (DT4S) ’=0,12
Permeabilidad de fractura (Kfrac fmi_se) | vyg Porosidad total (PHIT) *= (0,08 -0,18)
Vs No se obtuvo
Permeabilidad de fractura (Kfrac fmi_se) Resistividad (PHI_frac res) ninguna
correlacion
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5.4.- Analisis de resultado de los histogramas de frecuencia de los Pozos.

Comparando la tabla N° 3 con los resultados obtenidos en las figuras (97, 98,
99, 100, 101,102) se pudo observar lo siguiente:

Los pozos IN, 2S,3E, 4E, 5E, que inicialmente presenta una produccion de
petroleo de 12945 (bls/dia), 6401 (bls/dia), 3573 (bls/dia), 7573 (bls/dia) y 15,2
(bls/dia) en los intervalos comprendidos entre (6052' y 6130'), (6366' y 6696"), (5698'
y 6012"), (5550" y 5838"), (6907' y 6932'); segun los histogramas de frecuencia de
apertura de fractura (FVAH) elaborados (figuras 97, 98,99,100,101), se muestra que
los valores de apertura de la fractura en la formacion productora de estos pozos es de
un 87% por encima de 0,02 pulgadas. Mientras que en el pozo 6W (figura 102), no
hubo evidencia de produccion de hidrocarburo, en el intervalo entre 5868' y 5910,
estableciendo in FVAH de 80% por debajo de 0,02 pulgadas. Lo que quiere decir que
los pozos que estan por encima de 0,02 pulgadas tienen produccién mientras que los
que estan por debajo de ese valor no producen hidrocarburo. (Ver graficos en

apéndice II).
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CAPITULO VI

CONCLUSIONES

EL ambiente de depositacion dominante es ambiente neritico, muy somero
dominado por mareas con alternancia de carbonatos en plataformas muy someras

y sedimentos de lagunas marginales.

La litologia de la zona productora correspondiente es principalmente caliza de
textura packstone a grainstone, con abundantes bioturbaciones, estructuras

estratificadas, cruzadas y rizaduras de marea.

La porosidad efectiva del reservorio es aportada enteramente por fracturas

naturales.

Los tipos de poros observados estan asociados principalmente por disolucién a lo
largo de estilolitas, fracturas naturales y microporosidad de matriz escasa, de

distribucion restringida y no interconectada.

Los estudios hasta el momento descartan aporte relevante de porosidad de matriz

del volumen poroso total de la Formacion Cimarrona.

En la descripcion litologica de la Formacién Cimarrona se encontrd lo siguiente;
la base estd constituida por lutitas, mientras que el tope de la formacion estd

compuesta por calizas granulares homogéneas.
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A pesar de que el registros sonico compresional da posibles datos de fracturas
naturales, esto a su vez se tiene que correlacionar con los registros de imagenes
para el calculo de la porosidad de fractura (PHIfrac), permeabilidad de fractura

(Kfrac), densidad de fractura (FVDC) y apertura de la fractura (FVAH).

Por medio de los registros los registros convencionales se puede determinar
porosidad total y/6 efectiva y a partir de alli y con ecuaciones empiricas, se
determinaron  valores de porosidad de fractura, permeabilidad de fractura,

apertura de fractura y densidad de fractura y/¢ indice de intensidad de fractura.

En el andlisis de los histogramas de frecuencia realizados en los pozos de estudio
se pudo determinar que los valores de apertura de la fractura (FVBAH) vs
densidad de fractura (FVDC) que estén por encima de 0,02pulgadas, indicaron
produccion de hidrocarburo, mientras que los que estan por debajo de ese valor,

en los pozos no hay produccion.

Los perfiles FMI permiten obtener valores de porosidad de fractura,
permeabilidad de fractura, densidad de fractura y apertura de la fractura, de la

formacion.

En el analisis los registros convencionales solo la curva de soénico compresional
permitio tener una idea de posibles fracturas presentes en el campo, mientras que
las curvas de resistividad, densidad neutron y gamma ray no aportaron ninguna

informacion efectiva.
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La comparacion de los graficos cruzados de permeabilidad y porosidad de
fractura indica, que los valores de los registros convencionales y los obtenidos a
partir de los perfiles de imagenes presentan un comportamiento de las curvas en
su mayoria, mads o menos constantes en el gamma ray y en el sonico
compresional, con algunos valores altos (GR) que son debido a la presencia de

arcilla y saltos de ciclos del sénico indicando posibles fracturas en el pozo.

El promedio de porosidad de fractura en el Campo Guaduas esta entre 2.4% y
4.4%, mientras que la permeabilidad de fractura presente estd entre 4906
milidarcy (md) y 9869 milidarcy (md), indicando alta permeabilidad en la

formacion.

Los pozos con una apertura de fractura y densidad de fractura mayor son los
pozos 1N, 2S, 4E con una produccion de barriles por dia de 12945 bls/dia, 6401
bls/dia y 7556 bls/dia, mientras que los pozos 3E, 5E, 6W la produccién de
hidrocarburo es de 3573 bls/dia, 15,2 bls/dia y no hubo produccion, lo que indica

que la apertura y la densidad de fractura en menor.
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RECOMENDACIONES

Hacer un estudio petrografico mas detallado de la Formacion Cimarrona del

Campo Guaduas.

Realizar un estudio de estratigrafia secuencial para establecer el ambiente de

sedimentacion de la Formacion Cimarrona.

No realizar célculos de porosidad de fractura, permeabilidad de fractura, indice
de intensidad de fractura, en pozos con registros convencionales, cuando no hay

correlacion entre los registros de imagenes y los convencionales.
Usar nucleos ya existentes de pozos ubicados en la zona de estudio y utilizar los

perfiles de nuevas tecnologias ya tomados, para mejorar la caracterizacion

geologica y petrofisica del yacimiento.
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APENDICE I

En las siguientes paginas se pueden observar los resultados de la evaluacion
petrofisica realizadas en los pozos IN, 3E, 4E, 5E, 6W. En estos graficos se puede
apreciar que comparando los valores de los registros convencionales y los obtenidos
por los perfiles de imagenes, se observd que los comportamientos de las curvas son
en su mayoria mas o menos constantes en el gamma ray, resistividad, sonico
compresional con algunas subidas que son debido a la presencia de arcilla y saltos de
ciclos, indicando posibles fracturas en los pozos, mientras que las curvas de los
registros de imagenes; densidad de fractura, apertura de la fractura, porosidad de
fractura y permeabilidad de fractura se presentan en promedio de 10 fracturas por pie
en todos los pozos, pero solo en los pozos 1N,3E,4E se observa una densidad
representativa, ya en los pozos 5E,6W, la densidad sélo se ve entre los intervalos
6910pies a 6930pies y 5912pies a 5946pies; igualmente, la apertura de fractura,
porosidad de fractura, permeabilidad de fractura, presentan el mismo comportamiento
que la curva anteriormente mencionada. Estos pozos a su vez presentan baja
porosidad de fractura y alta permeabilidad de fractura. Todo esto indica que los
registros convencionales s6lo pueden dar algunos posibles datos de fracturas en los
pozos, lo que indica que se puede calcular parametros de porosidad de fractura
(PHIfrac) y permeabilidad de fractura (Kfrac), e indice de intensidad de fractura (IIF)
de los perfiles de iméagenes (FMI), ya que los convencionales solo permiten
calcularlos a partir de ecuaciones empiricas de datos aportados por la curvas (GR, Rt,

DCTO. RBHO).
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APENDICE II

Propagacion de parametros en todo el campo
Se realizaron los graficos cruzados para la comparacion de los datos arrojados
por los registros de FMI y los registros convencionales, tanto en la porosidad de

fractura (PHIfrc) como en la permeabilidad de fractura (Kfrc).

Graficos cruzados de la permeabilidad de fractura (Kfrc)
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Figura 77. Kfrac_fmi_se Vs. DTCO
Cimarrona Superior
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Figura 78. Kfrac_fmi_se Vs. DTCO
Cimarrona Inferior
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Graficos cruzados de la porosidad de fractura (PHIfrc)
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Figura 96. PHIfrc_fmi Vs. PHI frac res
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Histograma de frecuencias de la apertura de fractura (FVAH) de los pozos.
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Figura 97. Histograma de Frecuencia - FVAH
Pozo 1N / Fm.Cimarrona
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Figura 98. Histograma de Frecuencia - FVAH
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Figura 99. Histograma de Frecuencia - FVAH
Pozo 3E / Fm.Cimarrona




Figura 100. Histograma de Frecuencia - FVAH
Pozo 4E / Fm.Cimarrona
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Figura 101. Histograma de Frecuencia - FVAH
Pozo SE / Fm.Cimarrona
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Figura 102. Histograma de Frecuencia - FVAH
Pozo 6W / Fm.Cimarrona




Tabla N° 3: Tabla de produccion

Nombre de los Pozos

Intervalo Canoneado

Produccion Petrolera

Pozo - IN

6052pies - 6130pies

12945 (bls/dia)

Pozo - 2S 6366pies - 6696pies 6401 (bls/dia)
Pozo - 3E 5698pies - 6012pies 3573 (bls/dia)
Pozo - 4E 5550pies - 5838pies 7556 (bls/dia)
Pozo - 5E 6907pies - 6932pies 15,2 (bls/dia)
Pozo - 6W 5868pies - 5910pies No hubo evidencia de

hidrocarburo

En la siguiente tabla se puede observar el porcentaje de porosidad de fractura y

permeabilidad de fractura obtenida del Campo Guaduas. (ver tabla 4)

Tabla N° 4. % de porosidad de fractura (Phi Pay) y permeabilidad de fractura

(Kfrc)
Formacién Cimarrona
Gross Int [ Gross Int |Net Res [Net Res|Net Pay | Net Pay | N/G Pay | N/G Pay [ N/G Res

(MD) (TVD) (MD) | (TVD) | (MD) | (TVD) (MD) (TVD) (MD)
Pozo-1N 347.0 322.0 38.0 34.5 355 325 0.102 0.101 0.109
Pozo-2S 336.0 300.0 139.0 | 125.0 98.0 89.0 0.291 0.296 0.413
Pozo-3E 275.0 267.0 33.0 32.0 32.5 31.5 0.118 0.118 0.120
Pozo-4E 323.0 313.0 68.0 65.5 58.5 56.5 0.181 0.181 0.210
Pozo-5E 423.0 398.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
Pozo-6W 375.0 363.0 8.0 7.5 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0




N/G Res | PhiHt | PhiHt | SoPhiHt | SoPhiHt | Phi Pay | Sw Pay | Vshl Pay |Kfrac_fmi
(TVD) |(MD) [(TVD)| (MD) | (TVD) (%) (%) (%) (mD)
0.107 | 09 | 0.8 0.6 0.6 2.4 22.3 22.1 4906.0
0416 | 6.5 | 5.8 3.0 27 4.4 30.1 16.8 9478.0
0.120 | 09 | 0.9 0.6 0.6 27 27.6 25.3 2388.0
0.209 | 22 | 21 1.3 1.2 3.1 27.5 17.2 9869.0

0.0 - - - --- --- ---

0.0




Glosario de Términos

Arcilla: Estd constituida por agregados de silicatos de aluminio hidratados,
procedentes de la descomposicion de minerales de aluminio. Presenta diversas
coloraciones segin las impurezas que contiene, siendo blanca cuando es pura.
Surge de la descomposicion de rocas que contienen feldespato, originada en un
proceso natural que dura decenas de miles de anos.

Arena: Es un conjunto de particulas de rocas disgregadas. En geologia se
denomina arena al material compuesto de particulas cuyo tamafio varia entre
0,063 y 2 mm. Una particula individual dentro de este rango es llamada grano de
arena. Una roca consolidada y compuesta por estas particulas se denomina
arenisca (Sin. psamita). Las particulas por debajo de los 0,063 mm y hasta 0,004
mm se denominan limo, y por arriba de la medida del grano de arena y hasta los
64 mm se denominan grava.

Abanico aluvial (Alluvial fan): Acumulacién de materiales, con forma de
abanico o de segmento de cono, depositada por una corriente, que se apoya en una
zona de relieve y se expande y termina en otra llana.

Antepais: Region relativamente estable que bordea una cadena plegada y hacia la
cual vergen las estructuras de esta ultima, al menos en la region en que se da el
contacto entre ambas.

Anticlinal: Pliegue en el que las capas situadas en el interior de la curvatura son
las més antiguas

Anticlinorio: Vasto pliegue anticlinal, de orden kilométrico, afectado por
pliegues paralelos con menor radio de curvatura.

Antiforma: Conjunto de anticlinales y sinclinales que forman, en conjunto, una
estructura anticlinal. Antéonimo: sinforma.

Argilita: Se considera sinonimo de roca arcillosa sin estratificacion neta y
endurecida por compactacion.



Arrecife: 1. Masa construida por los corales en aguas calidas y claras. 2. En
sentido amplio, en las series sedimentarias, todas las masas de calizas construidas
por algas, corales, rudistas.

Barra: 1. Cresta rocosa, correspondiente a una capa dura casi vertical o muy
pendiente. 2. Relieve arenoso submarino, de trazado linear, producido por las
corrientes. 3. Deposito de arena o grava, de forma mas o menos alargada, situado
en el curso de una corriente.

Barra de canal (Channel bar): Depoésito de arena o grava, de forma mas o
menos alargada, situado en el curso de una corriente, especialmente de tipo
anastomosado.

Bioclastico/a: Término aplicado a las rocas detriticas formadas por acumulacion
de restos de organismos.

Bioesparita: Roca carbonatada formada por restos fosiles unidos por cemento
cristalino de esparita predominante, con menos del 25% de intraclastos y oolitos.

Bioturbacion: Aspecto mas o menos cadtico de un sedimento motivado por la
removilizacion en €l provocada por organismos vivos.

Bituminoso/a: Dicese de las rocas que contienen compuestos organicos
hidrcarburados, que les confieren color negro, tacto grasiento y olor
frecuentemente fétido.

Brecha sedimentaria: Roca formada por un 50%, al menos, de fragmentos
angulosos con didmetro superior a 2 mm, unidos por un cemento o una matriz.

Brecha tectonica: Fragmentacion de las rocas en un contacto tectonico, habiendo
cementado los fragmentos en el mismo lugar.

Buckling: Plegamiento que se produce en una capa competente embebida en un
medio mas ductil, o bien en un conjunto de capas de ductilidades variadas al ser
sometidas a un esfuerzo paralelo a la estratificacion.



Buzamiento: Angulo que forma la superficie de un estrato con la horizontal,
medido en el plano que contiene la linea de mdxima pendiente.

Cabalgamiento: Conjunto de capas rocosas de edad mdas antigua que se
superponen sobre otras de edad mas moderna por efecto de presiones laterales

Cemento: Precipitacion quimica, fina o ampliamente cristalizada, que empasta
los granos y clastos de una roca.

Caliza: Es una roca sedimentaria formada por al menos un 50% de Calcita, muy
abundante en la naturaleza, pudiendo estar acompafiada de algo de Dolomita,
aragonito y siderita. Las calizas tienen poca dureza (se rayan con un cuchillo), y
en frio dan efervescencia (desprendimiento burbujeante del CO,). Contienen
frecuentemente fosiles, por lo que son de importancia en estratigrafia.

Ciclo sedimentario: Sedimentos que se depositan en una cuenca entre el inicio
de dos fases transgresivas.

Ciclo tecténico u orogénico: Sucesion de acontecimientos que rigen la formacion
y luego la destruccion de una cadena montafiosa.

Clasto: Fragmento, ya sea de un cristal, una roca, o un fosil.

Corriente de turbidez: Movimiento de una masa de agua que contiene
materiales detriticos terrigenos en suspension, cuya densidad permite que
descienda por gravedad las pendientes marinas (talud continental, cafiones
submarinos) o lacustres.

Delta: Construccion en forma triangular o de abanico hecha con el material
detritico que transporta un rio al sedimentarlo en su desembocadura en un mar o
en un lago.

Detriticos: 1. Particulas so6lidas arrastradas y depositadas, procedentes del
exterior de una cuenca. 2. Sedimentos o rocas formados predominantemente por
particulas detriticas. Sinonimo: clasticos.



Diagénesis: Proceso que implica cambios fisico-quimicos en un deposito
sedimentario que lo convierte en una roca consolidada.

Distal: Parte de una unidad deposicional o de una cuenca sedimentaria, mas
alejada del area fuente. Anténimo: proximal.

Dolomitizacién: Reemplazamiento de la calcita por dolomita, con la obtencion de
una roca calcarea dolomitizada o de una dolomia secundaria.

Esparita: Cemento carbonatado, de una roca calcarea, en forma de cristales
mayores de 10 pm, que rellena poros ya existentes entre los elementos ya
acumulados.

Estromatolito: Estructura sedimentaria, tipica de rocas carbonatadas,
caracterizada por una laminacion ondulada. Presenta formas variadas,
originandose asi diversos tipos de estromatolitos. Se forma por actividad de algas
azul-verdes, en aguas muy someras.

Eustaticos: Movimientos generalizados (de subida o de bajada) del nivel del mar
a escala global.

Euxinico: Perteneciente a un medio de circulacion de las aguas restringido, con
estancamiento o condiciones anaerobias.

Facies: Conjunto de caracteres que definen una roca, grupo de rocas o un
deposito.

Fan delta (Abanico deltaico): Ver delta.

Feldespatos: Silicatos de aluminio con distintas proporciones de potasio, sodio y
calcio.

Félsico: Que contiene cuarzo y feldespatos.



Flysch: Nombre que se da a las formaciones sedimentarias masivas potentes,
mayoritariamente turbiditicas, depositadas en regiones orogénicas antes de su
deformacion.

Fésil: N. Resto o molde natural de un organismo conservado en un sedimento.
Adj. Califica los objetos o sustancias, en general ligadas al mundo viviente,
encerradas durante mucho tiempo en las rocas por un proceso de enterramiento o
de infiltracion.

Freatico/a: Se dice de la parte del subsuelo saturada de agua, y de esta misma
agua.

G,H

Intra-: Prefijo que significa dentro, en el interior.

Intraclasto: Fragmento de sedimento carbonatado, procedente de un sedimento
proximo poco consolidado, y redepositado a corta distancia, practicamente
penecontemporaneo del sedimento que lo contiene.

JK

Lagoon: Cuerpo de aguas someras con una conexion particularmente restringida
con el mar. Generalmente el término se aplica a las masas de agua semiconfinadas
de los atolones, arrecifes barrera o islas barrera.

Laguna estratigrafica: Ver hiato

Litofacies: 1. Conjunto de propiedades litologicas que definen a unos materiales.
2. Cuerpo rocoso delimitado por sus caracteristicas litologicas.



Lutita: Es una roca detritica, es decir, formada por detritos, y estd integrada por

particulas del tamafio de la arcilla y del limo. En las lutitas negras el color se debe
a la presencia de materia organica y, si la cantidad de ésta es muy elevada, se
habla de "lutitas bituminosas".

Macro: Prefijo que significa grande.

Manto de corrimiento: Conjunto de terrenos que ha sido desplazado (aléctono)
y ha venido a superponerse a otro conjunto (autdctono), del que originalmente
estaba muy alejado.

Matriz: Fraccion fina de una roca que forma una masa en la que quedan
englobados los cristales, granos o clastos de mayor tamafio.

Meandro: Cada una de las curvas o revueltas que presentan algunas corrientes
fluviales en su recorrido.

Mega: Elemento compositivo que significa grande.

Micrita: 1. Fango calcéreo, o su equivalente consolidado, con cristales de tamafo
entre 1 y 4 um que puede constituir la matriz de las rocas carbonatadas. 2. Roca
carbonatada constituida por calcita microcristalina con menos del 10% de
aloquimicos.

Mud flat (Llanura lutitica o de fango): Zona débilmente inclinada cubierta por
sedimentos finos (fango) que bordea la costa y que estd mas o menos
completamente sumergida por las mareas. Corresponde a la zona interna de las
llanuras de marea.

Neritico/a: 1. Relacionado con las aguas someras proximas a la costa, situadas
sobre la plataforma continental. 2. Zona. Aquella parte del fondo marino que se
extiende desde el limite inferior de la linea de mareas hasta una profundidad de
200 m



Nodulo: Masa globosa, decimétrica o centimétrica, que se diferencia por su
composicion y/o su estructura del resto de la roca que la contiene.

Orodgeno: Sistema montafioso edificado sobre una porcion inestable de la corteza
terrestre que ha sufrido un importante acortamiento y presenta pliegues y mantos
de corrimiento.

Ortocuarcita o Cuarciarenita: Arenisca con mas del 95% de cuarzo.

Ortogneis: Roca metamorfica con bandeado mineral, de procedencia ignea.

Oxidacion: 1. Proceso de combinacion con el oxigeno. 2. Removilizacion de uno
0 mas electrones de un i6n o atomo.

Paleo: Prefijo que significa antiguo.

Paleosuelo: Suelo generado en el pasado y enterrado bajo sedimentos posteriores.

Palustre: Relativo o perteneciente a pantanos o zonas pantanosas.

Para: En la nomenclatura de las rocas metamorficas indica que la roca original
era sedimentaria.

Paralico/a: Se aplica a los medios o cuencas fundamentalmente pantanosas que
sufren invasiones mas o menos periddicas del mar. El término es utilizado
particularmente para las cuencas carboniferas costeras (por oposicion a las
cuencas continentales limnicas).

Plataforma continental (Offshore): Zona que se extiende desde el limite inferior
de la playa (shoreface) hasta el borde superior del talud continental, y de unos 200
m de profundidad como maximo.



Playa-lake: Zona llana, de sedimentos detriticos de tamafio limo y arcilla,
asociados a evaporitas, ocupada previamente por un lago endorreico desértico.

Pliegue: Deformacion resultante de la flexion o torsion de rocas.
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Regresion: Retirada de las aguas del mar de una region; da lugar a una secuencia
de depositos de medios progresivamente mas someros. Antonimo: transgresion.

Rift: 1. Rift continental, o fosa de hundimiento (graben), limitado por bordes
elevados, con actividad volcanica mas o menos intensa. 2. Rift oceanico o fosa de
hundimiento en medio de las dorsales.

Rifting: Formacion de rifts en el estadio precoz de una apertura oceanica.

Ripple: Estructura sedimentaria en forma de cresta originada por corrientes de
agua o de aire o por el oleaje.

Secuencia deposicional: Parte de una sucesion estratigrafica relativamente
concordante de estratos genéticamente relacionados y cuyo techo y muro son
discontinuidades o continuidades correlativas. Se trata de wuna unidad
estratigrafica "hibrida", en parte limitada por discontinuidades y en parte unidad
cronoestratigrafica.

Siliciclastico: Detritico de composicion silicea.

Sill: Cuerpo intrusivo en forma de lamina que se situa entre dos capas,
concordante con ellas.

Sinclinal: Pliegue en el que los elementos situados en el interior de la curvatura
son lo mas modernos.



Skarn: Roca constituida por silicatos calcicos (piroxenos, anfiboles, granates,
vesubianita, wollastonita) formada en el contacto entre intrusivos graniticos y
rocas carbonatadas por metasomatismo.

Somero/a: Relativo a zonas, aguas, medios, condiciones, etc. cerca de la
superficie del agua.

Subduccién: Hundimiento en la astenosfera de una placa cortical oceanica,
probablemente como consecuencia de su mayor peso, en el limite con una placa
de corteza continental que, al ser mas ligera, queda en superficie.

Subsidencia: Hundimiento progresivo, durante un periodo bastante largo, del
fondo de una cuenca sedimentaria, que permite la acumulacion de grandes
espesores de sedimentos.

Talud continental: Zona de pendiente del margen continental, continuacion de la
plataforma, que desciende desde los 200 m de profundidad hasta los 4.000 m.

Tasa de sedimentacion: Espesor de sedimentos depositados por unidad de
tiempo.

Tectogénesis: Formacion de estructuras tectonicas.

Terraza: Rellano situado en una o ambas vertientes de un valle, a una altitud
superior a la del curso de agua, que representa el resto de un antiguo lecho en el
que ha profundizado el curso de agua.

Terrigeno: Se dice de todo fragmento de roca, mineral, etc. que ha sido
arrancado de un terreno emergido por la erosion, asi como de los sedimentos
constituidos por ellos.

Tidal flat (Llanura mareal): Area que se cubre y se descubre con la subida y
bajada de la marea.

Transgresion: Avance de las aguas del mar sobre una region continental; da
lugar a un secuencia de depdsitos de medios prosgresivamente mas profundos.



Turbidita: Capa de sedimentos fundamentalmente detriticos depositados de una
vez por una corriente de turbidez. Su espesor es normalmente de orden
decimétrico, pudiendo llegar a 1-2 m. En su forma maés completa puede ser
descrita por la secuencia tipo de Bouma. Se conocen tanto en medio marino como
lacustre. La repeticion de capas de turbiditas puede generar potentes series
turbiditicas en zonas de talud y de llanura abisal. Constituyen practicamente la
totalidad de las facies flysch y parte de la molasa.

Unidad aloestratigrafica: Cuerpo estratiforme cartografiable compuesto por
rocas sedimentarias que se define e identifica por las discontinuidades que lo

delimitan a muro y techo. Sinénimo: UBSU. Términos afines: secuencia
deposicional, unidad tectosedimentaria (UTS).

Unidad litoestratigrafica: Volumen de materiales diferenciado por sus
caracteristicas litoldgicas.

Vadoso/a: Se dice del agua que percola en el subsuelo (y de los sedimentos y
ambientes afectados), sin formar parte del freatico de agua subterranea.

Vaugnerita: Roca dioritica de textura especial entrecruzada y grano medio.

Vergencia: Sentido hacia el que se dirige o vuelca un pliegue no recto. Por
extension, designa también el sentido hacia el cual se producen los
cabalgamientos (pliegue acostado, falla inversa, escama, manto).
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Xenolito: Fragmentos de la roca encajante englobados en la roca plutdnica.

Xenomorfo: Cristal con caras mal desarrolladas.
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