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INTRODUCCI1ION

La evaluacién de vacimientos de litologia compleja & par-
tir de la interpretacidn de registros geafisicos de pozos presen-
ta muchas dificultades, particularmente cuande se presentan rocas
carbonatadas arcillosas simultdneamente con otros minerales, como
pirita o pedernal, las cuales pueden presentar heterogeneidades

como fracturas o cavernas.

En México, los vacimientos de mayor produccicn estdn
formados por calizas, algunas veces con porosidad secundaria, con
parcentajes variables de dolomia y un contenido generalmente baljo
de arcilla. Por esta razén es importante contar con 1lgs criterios

y metodologia adecuados para el andlisis de estos vacimientos.

El objetivo de este trabajo es proporcionar estos crite-
rios y una metodologia para el andlisis de vacimientos de litolo-

gia compleja.

Existen diversas técnicas de evaluyacién para inferir los
parametros petrofisicos de las rocas a partir de reqistros
Qeofisicos, los cuales tradicionalmente se han definido como la
representacisn digital o analégica de una propiedad fisica contra

la profundidad.

Para la determinacisén de porosidad y litologia se presenta
en #ste trabajo el método de litoporosidad por graficas cruzadas
de Burke, el cual utiliza los registros porosidad neutrén (CNL),
densidad (FDC) vy sanico de porosidad (BHC). Se selecciand este
método por presentar resultades confiables en vyacimientos con

litologia compleja de nuestro pais.



Tambié&n se incluye un procedimiento gque permite determinar
la posible existencia de pirita en la formacien v corregir los
efectos que ésta causa sobre los cdlculos de porosidad vy satura-

cién,

Por lo que toca a la saturacisn de agua, se analizan los
diferentes pardmetros que intervienen en su determinacién y la
manera como estos repercuten en la evaluacion del contenido de

hidrocarburas en el vacimiento.

Para este caso se praopone un método basado en el calculo
de un valor de & variable para cada puntao del intervalo &
analtizar. Este valor se obtiene a partir de la medician del
tiempo de propagacion electromagnética con el registro EPT, el
cual esta siendo tomado en nuestro pais, principalmente, en pozos

de la Regisn Marina.

En caso de no contarse con el reglstro ERT se propone una
serie de correlaciones basadas en la textura v tipg de porosidad
de la roca, haciendo un tratamiento especial a las faormaciones de

baja porosidad.

Para ejemplificar esta metodologia se analizan, con ayuda
de una computadara, dos pozos de la Regidn Marina. Laos resultados
de este analisis obtenidos con la metodologia aqui propuesta se
campararon con datos obtenidos del analisis de nicleos, de prue-
bas de formacién, de registros de hidrocarburos v con los resul-
tados obtenidos con las técnicas de interpretaciédn computarizada
GLOBAL y ELAN.

Como conclusién de ésta comparacien se puede decir gue la

metedologia propuesta en éste trabajo presenta un buen Qqrado de

canfiabilidad.

ii



Las rocas clasticas ‘grodictorastsans pribuinalmente.
drenas o silice de qrano fino. El tamaio de las  particulas varia
entre 1 mm v 1/16 ge mm. Hay otras rocas.clasticas productoras,
tales como los conalomerados, 1as cuales estdn  compuestas poar

particulas de tamafio mucho mavor.

La presencia de arcilla o lutita en las arenas de un vaci-
mienta cldstico es un parametro gue debe tenerse muyv en cuenta en
la evaluacien del vacimiento, debida a aue ésta afecta tanto a
las caracteristicas de la formacidn., coms a la respuesta de los

instrumentos de reqistro.

ROCAS CARBONATADAS
Las rocas carbonatadas estan constituidas principalmente
oor caliza v dolomia. La matriz de estas rocas e deoosita
directamente en el aqua wmarina o es extraida de ella por los
oraanismos vivientes. A menudo se encuentran fosiles de estcs Or-
ganismas en  la matriz. tos sedimentos sufren el efecto de varios

procescs auimicos que pueden alterarlos O reestructurarlos.

CARACTERISTICAS DEL YACIMIENTO

La evaluacisén de rocas aroductoras, o potencialmente
productoras, reguiere basicamente de tres clases de informacian:

Porosidad., Permeabilidad v Saturacidn.

POROSIDAD
La porosidad es la canacidad oque tiene wuna roca de
contener fluidos. o sea, es el volumen vacio de roca dil idido oor

el volumen total de roca. La porosidad puede clasificarse en:

- Porasidad Total: Es la relacién de volumen de ooros al

volumen de roca.



~ Porosidad Efectiva: Es la cantidad de poros intercansctados
disponibles para la transmisién de fluidos., en relacion al

volumen de roca.

La porosidad tambien se puede clasificar en porosidad

primaria v porosidad secundaria,

La porosidad orimaria es consecuencia de los espacios
vacios entre los fraomentos © partizulas después de su acumula-~
cion como sedimento. A fin de obterer una jdea general de los
valores de oporosidad, imaginese una arena compuests de Qranos
esféricos., todes del mismo tamaso v apilados unes encima de otros
en forma de estructura cubica, (fig. !.l1}% los cdlculos demues-
tran que en esta forma se obtendria el maximpo volumen vacio
oosible, o sea, una oborosidad del 47.6 per ciente., E! tamalo de
los granos no afecta los cdlcules: la porosidad seria la misma
cualguiera que sea el tamalo de las particulas. siempre . cuando

el arreqlo geométrico sea el mismo.

Sunongamos ahora qQue éstas mismas esferas se arreolen en
forma que cada una de ellas ocupe el valle entre las cuatro que
se encuentran debajo, fig. 1.2, la cporosidad se reduce al 25.9
por ciento. En éste caso. lo mismo oue en el anterior., el tamano
de las esferas no importa siemcre v cuande el arrealo geométrico

sea el mismo.

Teniendo en cuenta lo antericr. veamos ahora los factaores

gue afectan la porosidad orimaria:

- Empacamiento

- Seleccian

- Cementacian

- Angularidad v Redondez

~ Compactacisn



Fig. .l » ARREOLO DE ESFERAS ILUSTRANDO Fig. 1.2~ ARREQLO DE ESFERAS [LUSTRANDO
UNA POROSIDAD MAXIMA DEL 47.6 % UNA POROSIDAD MINIMA DEL 25.9 %
A. VISTA TRIDIMENSIONAL A, VISTA TRIDIMENSIONAL

8. SECCION B. SECCION



El empacamiento refiere a la configuracisn aeomet iva

de la gcistribucisn ge las particulas. Esta confiqurazian ousde
ser cubica. rombice o hexagonal. Las fios, 1.1 . 1.2 ilustran

claramente el empacamientc.

Las seleccicn se refiere a la variacién en el tamado
forma de las particulas. Una roca "bien selectcicnada” ez aguella
cempuesta por particulas de tamadc v forma uniformes, en tante
gue una roca “"pobremente seleccionada” es aguella compuesta oor
Dartitulas con tamafn v forma varjables. Obviamente, una roca
bien seleccionada tendra una porosidad mavor gue Ja  mal o

pobremente seleccicnada.

El cementante es la substantia que cartieve juntes a los
diversos Jdrancs © particulas. Mu, & menudo  este cemgntante es
Cuarzu 2 calcita. por lo que wurna roca bien cementada tiee wna

peros:idad menar que una roca mal cementazs.,

La anqularidsag v redonge:s de los granos, junte  con el
empaguetamiento v seleccien, afectan 1a porssidaad debiae al
entrelazamiento de los qranos asi como al rellerno de los espacios

vacics (fia. 1.37.

La compactacisn es e@1 qraqo de alteracien del tamasSo .
forma de las carticulas debidn 8 la cresion e las rocas sufrayas
centes, €5 logico que can el tiempo 'a sobrecarga reduzca la
parosidad, Aunque hav muchas ex<cepcicnes. se&  puede cecir que la
porosidad disminuve con el aumento en la orofundicad n en la edad

cde la roca.

Con referencia a le evaluacticr de registrce aeofisicos.
los aspectos microscopicas dr las rocas mercionades antecicrmente
son pardmetros que deben tenerse siempre en cuents al mecir la
porosidad, Ademas, pueden eristir espacics vacics dentro de los
fragmentos o particulas de wuna roca: @s5tos €sDaACids  VaC.0% a3

menudo se rellenan zon cemento o naterial fina . ageneralmente stn



aiscantinuos.

l.a porosidad secundaria s muv importante v es consecugn-~
cia de aagentes geoléaicos tales como lixiviagian., fractoraniento
y fisuramients de la roca durante el proceso de formacién, Por
ejempln la oisolucidén de caliza o calomia por aquas subtey: aneas

25 un proceso ae lixiviacidn gue broduce cavidages o cavernas,

Debido a su fragilidad. asi como 8 su composicion guimica.
los carbonatos scn ejemplos excelentes de la poros:dad secunda-

ria.

€n rocaw praductoras caltarease los poros  gueden  ser
bastante drandes. Sin embarqo cuande se cbtiene un promedio. la

porosidad en racas calcdreas es inferior & la de las areniscas.

Par otro lado. 1la cliomia normalmente presevts  wna
poroaidad elevada debido a le disminucion en e} voclumen de roca

por la tramsformation de calcita en dolomita.

La produccisn oe hidrocarburagse en rocas tante clasticas
cama carbonatadas proviene de porosidad aorimariad sin embarqo.
frecuentemente la proeduccion en rocas carbonatadas €% cansecuen:

cis de narosidad secundaria.

PERMEABIL. 1DAD

La permeabilidad es la capacidad de fluio de los fluidos
contenidos dentra de wna roca. Para gue un yacimiento sea
comercial es necesario no sélo oue la roca contenna hidrotarbucos
sine gque #stos fluidos pueedan desplazerse dentro de 13 rodas o
llegar al opozo. Por consjauiente, 25 obvio aue la roca selo es
permeable cuando los poros estan corectados. S5 esta interco-
nexien no existe, la roca puede w8r QOrosa  pero o teae

permeabilided,



La permeabilidad se mide en darcvs (e«presion rumérica aue
recibe el nombre cdel ingeniers franmcés Henry d'Arc,. guien en
1865 disess un método para medir Jla permeabilidad). Se dice que
un medio porosa tiene permeabilidad e un dgarcy cuands a traves
de un nicleo (de este medic porosol de un centimetro cuadrado de
seccion tramsversal v un centimetro de longitug fluve un fluido
de wviscosidad iQual a un centipoise con un Qasto de un centimetre
cubico por segundo y con una presien diferencial de una atmésfe-

ra. La permeabilidad se puede dividir en:

~ Permeabilijdad absoluta. Es 1la ogropiedad aque tieme la roca
de permitir el paso de un fluido s través de ella, cuando se
encuentra saturada al 100 opor ciente de fluido. Que es el

mismo que se usa como fluido desplazante durante 1a orueba.

- Permeabilidad efectiva. Se define como permeabilidad efecti-
va a un fluido particular, la permeabilidad del medio a ese

fluido cuando su saturacicn es menor del 100 cor ciento,

- Permeatilidad relativa. La permeabilidad relativa de un
fluido particular se define como el cociente de la oermeabi-

lidad efectiva a ese fluido entre la permeabilidad absoluta.

Aparentemente el concepto de permeabillidad es wun concepto
bdsico simple: pero en la practica puede ser muv complejo. El
flujo aumenta con la presidén en el fluido, pero disminuve con el
aumento en la viscosidad, Por ejemplo, el gas fluye mas facilmen-
te que el agua v ésta mas facilmente aue el aceite. En consecuen-
cia, es necesario conocer varios factores para determinar la
permeabilidad de una roca. Estos factores son: tamase v farma del
vacimiento, propiedades de los fluidos, presian de los fluidos v
cantidad de fluljo.



SATURACIDN
La Saturacién (S) de un fluido (f) en un medioc oporoso, se
define como el volumen del fluido (V.) medido a la presion v
temperatura a que se encuentre el medioc poroso. entre su volumen
de poros (V,); es decir. Sf es igual a V., sobre V.: donde la
letra f puede representar aceite, anua o aas (fia. 1.4).

En una formacion con hidrocarburos se pueden encontrar
simultdneamente aqua, aceite vy qas. Sin embarqo. detido a los
efectos de la gravedad, los fluidos se segregan o separan en el
vacimiento, Parte de los fluidos de un vacimiento no pueden
extraerse: esta parte de los fluidos recibe el nombre de satura-
cion residual o irreductible. A veces las saturaciones residuales
de hidrocarburos pueden extraerse mediante los metpdos de recupe-

racien secundaria o terciaria.

Al estudiar un intervalo productor, aquella fraccién del
espacio en los pores que no contiene aqua se supone gue contiens
hidrocarburos., Ello puede expresarse matematicamente mediante la

igualdad:

Shcs = 1 - Sw

dondet: Shes representa  la saturacion de hidraocarburos v Sw

la saturacisn de aqua.

1.2 PERTURBACIDNES DURANTE LA PERFORACION

El proceso de perforacisn se ilustra en la fig, 1.5. A una
barrena al final de la sarta de perfaoracion se le hace rotar
desde la superficie a una velocidad entre 50 v 130 rpm. Simulta-
neamente se le aplica un pesa qaue va de 10 000 a 40 000 ib,,

generalmente, lo gue provoca el rompimiento de la roca. Los
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Fig, 1 4 - DISTRIBUCION DE FLUIDOS EN LOS
POROS DE LA ROCA



Fig. 1.5~ PROCESO DE PERFORACION
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cortes de roca provocados por esta coble accien son llevados a la
superficie por el fluido de perforacisn, el cual es bombeads
desde la supeficie por dentro de 1la sarta de perfaracidn, pasa
por las toberas de la barrena vy regresa a la superficie por el

espacio anular.

Durante la perforacién se pueden foraar deslaves o
cavernas, lo cqual lleva a tener un didmetro de aqujero mucha
mavor al diametrao de la barrena. Ademas, el fluido de perforacian
ouede invadir zonas permeables y formar un enjarre sobre la pared
del pozo en gsas mismas zonas. La invasién en particular causa

problemas en el andlisis de registros geofisicos.

EL PROCESO DE INVASION

Durante la perforacion, la presion ejercida por el fluido

o lodo de perforacien en el espacio anular, P,, deberd ser mavar
_Que la presién de los fluidos que se encuentren en el espacio
poraso de la formacion, P.., para prevenir un brote. La diferencia
de presisn, P,.-P., generalmente unos pocos cientos de psi, for:za
al fluido de perforacien a penetrar en la formacién., Cuando esto
sucede, las particulas selidas del lodo de perforacisan forman
una pelicula sobre la pared del pozo llamada enjarre, mientras
que e! liquido que se filtra a través de este enjarre (filtrado
del lodo) penetra a la formacion desplazando a loe fluidos que se

encuentren en dicha formacidn, fig. 1.6.

PROFUNDIDAD DE LA INVASION
Como se dijo anteriormente. cuando &1 lodo invade a la
farmacidn sélo el liquido penetra en ella vy una costra o enjarre
se acumula en la pared del pozo. Esta costra puede ser qruesa 0
delgada vy resistente o frdail segun el tipo de lodc. Ademas. las
propiedades del filtrado del locdo las controla el tipo de lados
por ejemplao, un lodo cuva base es agua salada tendra un filtrado

salado, en tantsc gue un lodo base agua fresca o dulce producird
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un filtrade con una minima cantidad de sal.

Los factc es que determinan la profundidad de la invasien

son:

- Pérdida ge agua del locdo de perforacisn.
A mayor peérdida de agua, mavor serd la profundidad de
la invasion, siempre y cuando todos los otros factores

se mantengan censtantes vy la roca sea permeable.

- Diferencia de Presiodn.
La diferencia de presisn entre la columna de lodo v la
presicn de los fluidos {(P.-P.) tiene cierto efecto en
la profundidad de invasion. Sin embarco, la pérdida de
agua de algunos lodos es practicamente independiente de
la diferencia de presion v en estos casos tal diferen-

cia no afecta la profundidad de invasidn.

- Tiempo de Contacto.
E1 tiempo total en aque la formacisn esté en contacto
con el lodo es wuno de los factores importantes en la
profundidad de invasidn., A mavor tiempo de contacto,

mayor profundidad de invasiaon.

- Porosidad.
En igualdad de condiciones, a mayor porosigad menor es

la profundidad de invasidn del filtrade del lodo.

- Permeabilidad.
Generalmente, 1la permeabilidad del enjarre es tan
baja, Qque cantrola en forma efectiva el flujc de
filtrado en la formacioen. Sin embardo, en otros casos
la permeabilidad de la roca es tan baja que es ésta la
que controla el flujo del filtrado v no el enjarre de

lodo.
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La informacién mas importante que 'se puede obtener a
partir del analisis cualitativo v/o cuantitativo de los reagistros

qgeofisicos es la siguiente:

Correlacidén y limites entre capas

Litologia
~ Identificacién de los fluidos del vacimiento

Determinacién de cuerpas permeables

Porosidad e indice de saturacisn

Contactos agua-hidrocarburos, gas-aceite

Pronésticos de permeabilidad

Localizacisen de fracturas naturales

Determinacién de la desviacisén del pozo v del buzamiento

de la formacion

Estimacién de la presién en los poros vy del gradiente de
fractura

- etc.

1.3.1 REGISTROS DE LITOLOGIA

Uno de los primeraos registros geofisicos que se utilizd en
la industria petrolera fue el de Potencial Espontdneo o curva 5P,
el cual nos suministra informacién de la cual se puede deducir la
litologia, ademds de proparciondrnos una indicacisn de la

permeabilidad.

La curva de Rayos Gamma también se usa para determinar la
litologia. Normalmente, cuando las condiciones en el pozo no son

las apropiadas para un registro SP, se carre uno con rayos gamma.

POTENCIAL ESPONTANEOD

La curva SP es una medida de las corrientes eléctricas que



se producen dentroc del pozo debido al contacto entre diversos
fluidoes con salinidades diferentes; por consiguiente, este
registro se usa normalmente en pozos perforados con fluidos cuva

base es agua dulce.

El filtrado del lodo de perforacian invade aquellas 2onas
que presentan permeabilidad y en consecuencia se generan corrien-
tes eléctricas (fig. 1.8). Si la z2ona es impermeable, como es el
caso de las lutitas, no habra invasicn del filtrado del lodo v.
pnr lo tanto, no se generaran estas diferencias de potencialyj de
este modo, el trazoe de la curva serd relativamente recto vy sin

caracteres distintivos.

La curva SP generalmente se registra en la primera columna
del reqgistra. bLa magnitud de las deflexiones se determinan
mediante la relacion entre la resistividad del filtrado del lodo
vy la resistividad del agua presente en la farmacién. La relacian

matematica es:

8P = (60 + 0.133t) log(Rmf/Rw)

Puesto que los valores de Rmf son conocidos, se puede usar
esta relacién para estimar el valor de Rw, Aunque el movimiento
de iones (el cual produce el fenémeno SP) solo ocurre en forma-
ciones gue tienen permeabilidad, no existe una relacion directa
entre la magnitud de la deflexidn de la curva SP vy el valor
absoluto de la permeabilidad, ademas, la deflexion no tiene

relacién directa con la porosidad de la formacian.

Debido a aque el SP no es una curva que empgieza con un
valor de cero, la deflexiéen se mide a partir de una linea base
llamada "linea base de lutitas" (fig. 1.8). ta posicion de esta
linea base 1a determina el analista de reaistros v no afecta la
interpretacisn de la curva SP.
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f.a palaridad de la deflexisn es negativa a la izquierda de
la linea base y pasitiva a 13 derecha de 1la misma. Ello simple-
mente significa que cuando el lodo de perforacién es mas dulce
que el agua de la formacion, la curva SP se desplaza hacia la
jzquierda en 1las zonas permeables. Si las condiciones son
cantrariss, coma en el caso de arenas con agua dulce, la curva SP
se desplaza hacia la derecha de2 ta linea base al encontrar una
zona permeable. Cuando el agua en el lodo v la formacién son de
la misma salinidad, no se presentan defliexianes v el trazo es

relativamente recto v sin caracteres distintivoes.

Puesto que Jas lutitas no tienen germeabilidad, en tanto
gue las arenas, calizas y dolomias si tiemen hasta cterto nunto,
la curva SP es una herramienta muy valiosa en la identificacién
de la litolagia.

En general, las capas no lutiticas con resistividad de
maderada a baja quedan muy bien definidas por la curva SP. Ague-
1las con alta resistividad distorsionan & la curva del SP,
producienda un cambio en la pendiente de la curva en los hordes
de los estratos. Por consiguiente, la definicién es pobre. Asi
mismo, la curva SP se comprime en zonas permeables que contienen

lutita o hidrocarburos,

Con lodos ordinarios, la curva del gpotencial espantaneo

nos permite:

~ La determinacisén de capas permeables
- La determinacian de limites de capas

i

Carrelacion de capas
-~ La determinacion de la resistividad del aqua de formacién

t

Custitativamente, conocer la cantidad de arcillas en la

formacian
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Los factores principales que  influencian la forma de la
curva del SP son:

~ Espesor y resistividad de la capa permeablp

- Resistividad y diadmetro de la zona invadida por el filtrado
del lado

- Resistividad de las formaciones vecinas

- Resistividad del lodo vy diametro del pozo

RAYOS GAMMA

ta curva de ravos gamma es simplemente el resultado de la
medicién de la radiacidn natural de la formacion vy aeneralmente
refleja el contenido de arcilla o 1lutita de las rocas sedimen-
tarias. Los elementos altamente radioactivos tienden a concen-
trarse en las arcillas o lutitas; por consiguientc, lutitas v
arenas lutiticas muestran una radicactividad alta, en tanto que
arenas limpias y carbonatos generalmente exhiben bajos niveles de
radioactividad. En otras palabras, la curva de rayos gamma
permite diferenciar entre lutitas y posibles rocas almacenadorasg
es decir, se puede utillzar para determinar litologia. La curva
de rayos gamma tlene prdcticamente el mismo uso interpretativo

que la curva del potencial natural,

La curva de rayos gamma puede obtenerse tanto en agujero
descubierto como en pozo ademado, lo cual no puede hacerse con la
curva de potencial espontaneo, v ello aumenta su valor como

herramienta de correlacion.

tos rayos gamma {(impulsos de ondas electromagnéticaes de
alta energia) son estadisticos por naturalera. Ello stignifica aue
el nimero de ravos gamma registrado por el instrumento es varia-
ble aun en el caso de que el instrumentc se mantenga fifo dentro
del pozo. Estas variaciones estadistices se eliminan usando

constantes de tiempo o “compensando” los circuites, La fia. 1.9
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muestra la respuesta tipics de la cwrya de ravps gamma a4 las

diversas litocloegias.

1.3.2 REGISTROS DE RESISTIVIDAD

La resistividad puede definirse caomo la capscidad que una
substancia tiene de “resistir a" o tapedir el flujo de una
corriente electrica. Es5 una propiedad fisica de la substancia &
independiente del tamaio o forma de la misma.

ta unidad de resistividad gue se usa en Jos registros es

2l ohm-metro¥/metro aque puede abreviarse ohm-metro.

En las rocas de los vacimientos, los minerales aue
camponen 13 matriz generalmente san  “no conductores Ty por
cansiguiente, el flujo ge corriente en las rocas sedimentarias

esta asoriado con el agua contenida dentro de los poros.

Casi todas las aguas de formacisén contienen cloruro de so-
dia (NaCl}) vy atras sales en solucian; por 1o tanto, la carriente
la transportan las iones de sal disuelta en el agua. En otras
palabrss, 13 conductividad es proporcional a la concentracisn dge
1a sal en el agua. Aunague cada uno de los iones solo puede trans-
partar una cantidad definida de eplectricidag. Un aumento en la
temperatura de la formacion produce yna mayor velocidsg en el
mavimiento de 1o0s tones. 1o cual da como resultade un incremento

en la conductividad.

La cantidad de aqgua que contiene una formacisn estd rela-
cianada directamente con 13 porasidad: asi mismo. esta cantidad
afecta la resistividad de 1la formacien. £s obvio aue si el
volumen de agus aumenta, la capacidag de obtener iones tambign

auments vy por lo tanto aumenta la conductividad.
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La litologia tambien afecta la resistividad de la forma-
cign. En general, los carbonatos tienen resistividades mas altas
que las rpocas clasticas debido primardialmente a la geometria de
los poares. En el caso de carbonratos el agua sigue vias mucho mas

tortuosas v por lo tante aumenta la resistividad.

€n resumen, existen cinco variables gue afectan la resis-

tividad de la formacien:

~ Concentracidn de sal en el aqua de formacian
~ Temperatura del vacimiento

~ Porosidad

~ Litalogia

- Saturacién de agqua

La table 1.! muestra una clasificacian de la mayoria de
las nerramientas gque han sido usadas © Que estan en uso, Las
curvas se han dividido en base 4 su radio de investicacien:
profunde (3 pies o mads), medio (1.5 a 3 pies?, somerc (0.5 a 1.9

pies) y zana lavada (1 a & pulgadas!.

Las curvas de resistividad de radio de investicgacion
profunde, medic vy somerc se obtienen con electrodos o bobinas gue
estan montados sobre un mandril cilindrico Qque se corre mds o
menos centrado en el aqujera. €n cambia, las curvas de resistivi-
dad medida en la zuna lavads (microregistros) se obtienen gon
electrados montados en uyna especie de almohadilla, las aue su vez
van montagas en 10s patines de la herramienta. lo cual provaca
que durante la corrida estos electrodos viajen pegados a la pared

del pozo.

Las combinaciones encerradas en 15 tabla !.1 representan
las curvas que pueden aobtenerse simultdneamente en una so0la

corrida.
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1.3.3 REGISTROS DE PORDSIDAD

Actualmente, son tres los principales tipos de registrcs
comunmente usados para determinar la porosidad de la formacién:

Neutrén, de Densidad y Sénico de Porosidad.

REGISTRO NEUTRON
El registrc de neutrones es una medicion de la radiacieén
inducida en la formacién. Esta induccisn se obtiene bombardeando
la formacién con neutrones Qque se mueven a gran velocidad. (fig

1.100,

Los neutrones son particulas eléctricamente neutras cuya
masa s& aproxima & la del ndcleo de hidrégeno. Los neutrones,
emitidos a gran velocidad de una fuente radiactiva dentro de la
herramienta registradora, penetran a wuna formacién densa, tal
comp la matriz de las arenas o calizas. wmas facil aque las
particulas con cargas eleéctricas, ademds de que sufren una menor
pérdida en la cantidad de energia o velacidad. Sin embargo,
cuando un neutrgn choca con uno de los nucleos de hidregeno {(cuva
masa s aproximadamente igual) del fluido en las nporos, el
neutrsn perderd aproximadamente la mitad de su energia. Después
de alrededor de 20 choques con los nacleos de hidraegeno, ta
velocidad teérmica del neutrén se hahrd reducido tanto que serd
capturade faAcilmente por cualquiera de los elementos presentes en
la formacién., Los neutrones asi capturados emiten un ra,o gamma

de origen secundarijo.

Hoy en dia se usan diferentes tipos de detectores de
neutraones. Algunas de ellos identifican aquellos neutrones cuya
velocidad esta escasamente por encima de la velocidad de captura
(epitérmical), otros identifican aquellos neutrores cuys velocidad
es igual a la de captura, v finalmente otros miden la radiacisn
gamma a la captura. En resumen, el punto basiceo €35 gue cada una
de estas herramientas responde a la cantidad de hidrogeno presen—

te en la formacien, en otras palabras, el reqgistro neutron mide
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la cantidad de hidrégeno presente en la farmacién.

Debido a que la diferencia en la concentracion de hidrege-
no entre petrsleo y agua es minima, los registros de neutrén son
una medicién del volumen de fluido en los poros y, por lo tanta,
de la porosidad.

En la interpretacién de los registros de neutron existen
dos factores adicionales que deben de tenerse en cuenta. En
primer lugar, las lutitas y zonas con un alto contenido de luti-
tas mostrardn una porosidad muy alta debido al aqua asociada. En
sequndo lugar, debido a la baja concentracidn de hidrogeno en el

gas, las zanas ricas en gas mostraran una porosidad muy baja.

Estos dos factores en realidad constituyen una ventaja,
pues la comparacisn de estas porosidades con las porosidades
determinadas de nacleos u otros tipos de registros nos proporcio-
na un método caonveniente para la determinacidan de los volumenes
de lutita y la distincién entre =2onas c¢on gas de zonas con

petréaleo o gas.

REGISTRO DE DENSIDAD

El registro de densidad compensada mide la densidad de
electrones de la formacicon mediante una fuente quimica de rayos
gamma y dos receptores sellados de dichos ravos. Todo el instru-
mento estd montado en una almohadilla (fiag. 1.11}. E1 namero de
electrones que puede transmitirse de la fuente a los receptores
es prpnorcianal a la densijdad de la formacién. Para la mayoria de
los minerales que se pueden encontrar en un yacimiento, la

densidad de electraones es tqual a la densidad total.

El sistema de deteccion doble compensa las irreqularidades
en el pozo asi camo la preséncia del enjarre de lodo. Los reais-
tros de densidad (a diferencia de los acusticos) pueden Lorrerse
en pozos perforados con alre comprimido o con cualguier clase de
fluido.



En las formaciones con densidad baja (alta porosidad) la
mayor parte de los rayos gamma emitidos por la fuente lleaan
hasta el receptor vy pueden ser cuantificados; a medida que
aumenta la densidad, (disminuye la porosidad), menos rayos 1leaan

al receptor.

Puesto que se conocen la mayoria de las densidades de los
minerales en las rocas sedimentarias, asi como las de los fluidos
en los poros, la relacidén entre la densidad de 1a formacien v la
porosidad puede expresarse mediante una expresidén matematica

simple:

[LIEIR W A8 VAW A !

donde: ® = porosidad de la formacion (fraccian)
Fra = densidad de matriz (gr/ca™
fo = densidad de la formacién (gr/cm™)
Pe = densidad del fluido (gr/cm™

La tabla 1.2 muestra las densidades promedios para

diferentes litelogias y fluidos en los poros.

La profundidad de investigacién del registro de densidad
es relativamente somera; por consiguiente, en la mavoria de las
formaciones permeables el liquido en los poros es el filtrado del
lodo de perforacion en combinacién con algo de hidrocarburos v/o
agua de formacién residuales. Genzralmente se asume que la
densidad del fluida es 1.0 gr/cm®, Cuando la saturacion residual
de hidrocarburos ee relativamente alta, los valares calculados
para la porosidad pueden ser mayores que los verdaderosi por lo

tanto, dehe corregirse este efecta.

€1 registro de densidad puede resultar afectado por la

presencia de lutita o arcillas, cuya densidad generalmente varia
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DENSIDAD

TIPO DE MATRIZ {gr/cmd)
ARENA, ARENISCA 2.65
ARENA CALCAREA 2.68
CALIZA 2.71
DOLOMIA 2.87
ANHIDRITA 2.92

TIPO DE FLUIDO

AGUA DULCE 1.0
AGUA SALADA (100 000 ppm de NaClj 1.1
PETHOLEQ Y GAS 0.7
GAS 0.4 - 0.3

TABLA 1.2 .- DENSIDAD PROMEDIO PARA DIFERENTES LITOLOGIAS
Y FLUIDOS EN LOS POAROS



entre 2.2 vy 2.65 gr/cm®, dependiendo de la profundidad o del
grado de compactacién., Por otra parte, cuando la arcilla o la
futita se encuentra en forma diseminada entre los poros de la
roca, puede tener una densidad menor que cuando se& encuentra en

forma de capas intercaladas de lutita.

REGISTRO ACUSTICO DE POROSIDAD
El registro acustico de porosidad ¢ de velocidad acustica

mide la velocidad del sonido en la formacion.

Este instrumento contiene un transmisor y dos receptores.
Cuando se activa el transmisor, la onda acustica se transmite por
el lodo, entra en la farmacion, reqresa a la columna de lodo v se
registra en Jos receptores. La velocidad en la formacien (tiempc
de transito & at) se determina mediante la diferencia en el
tiempo de arriboc en los dos receptores. El sistema consta de
circuitos que caompensan los cambios en el didmetro del pozo o en

la inclinacién de la herramienta dentro del pozo (fig. t.12).

Lo que se registra es el tiempo de recorrido, el cual es
reciproco de la velocidad, La unidad es el microsegundo por pie y
su simbolo at. El tiempo de recorrido del sonido en una formacisn
es principalmente funcion de la litologia y de la porosidad. En
general, a mayar densidad o consolidacion corresponderd un menor
tiempo de recarrido (at). Por ctro lado, un aumenteo en el tiempo
de recorrido indica un incremento en la porosidad. La relacién

matemdtica es:

P = (at - atma) /7 (ate = atma?

donde: ® = porosidad de la formacién (fraccien)
at = tiempo de trdnsito de la formacien (us/pie)
atma = tiempo de transito de la matriz (ps/pie}

ate = tiempo de transito del fluido (us/pie)
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La fig. 1.13 muestra la velocidad v tiempo de transito

para alqunos materiales.

A menudo es necesaria una correccién adicional para el
efecto de zonas no consolidadas, es decir, aguellas en donde la
caompactacisén es incompleta. Esta correccién se requiere segun sea
el tiempo de transito en las lutitas adyvacentes; cuando el tiempo
de transito de las lutitas (ast.n) Es mavor a 100 microsegundos,
es necesario hacer una correccisan a fin de obtener una mayor
aproximacicén en los valores de porosidad. Ello se lieva a cabo

multiplicando el valor calculado de la porosidad por 100/ atan

El registro sénico de porosidad ne toma en cuenta la
porosidad que se presenta en forma de cavernas o fracturas. Asi,
la porosidad calculada en base al realstro acistico se compara
con la porosidad obtenida de los registros neutréan y densidad a
fin de obtener una estimacién de la porosidad secundaria. ta
porosidad secundaria puede, por lo tanto, considerarse como la
diferencia entre la porosidad obtenida de la cambinacien de los
registros neutrén-densidad vy la porosidad obtenida del registro
s4nico (Pre - P.). GSe puede definir un indice de porosidad

secundaria comos

IPS = (Pou - Pu)/P

donde:
IPS = indice de porosidad secundaria
P.a = porosidad obtenida de la combinacién neutron-densidad

#. = porosidad obtenida del registra sanico

Generalmente, mientras mayor sea el IPS se tendra una
mayor permeabilidad para una porosidad total dada, suponiendo que
las fracturas o cavernas se encuentran interconectadas. Esta es
una informacion muy valiosa para estimar la productividad de la

formacién.
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EAPITULOO 11

DETERMINACION DE POROSIDAD Y LITOLOGIA EN YACIWMIENTOS CON
LITOLOGIA COMPLEJA UTILIZANDO EL. METODO DE LITOPOROSIDAD POR
GRAF1CAS CRUZADAS

a.t METODO DE LITOPORDSIDAD POR GRAFICAS CRUZADAS

En vacimientos carbonatados es una practica comun el uso
de graficas cruzadas densidad vs. porosidad neutrdén con el fin de
determinar la litologia de 1la formacién y calcular la parosidad
de ésta en forma mads precisa., Los cdlculos basados en este tipo
de graficas son muy dJdtiles, pero, cuando la litologia es una
mezcla compleja de minerales, la interpretacien se vuelve muy

ambiqua.

Con 1la informacicn obtenida de los registros geof{sicos
neutrén, densidad y sénico, y el usg de una computadora para el
procesamiento de datos, e) método de litoporasidad tiene una qran
aplicacién en el campo de la evaluacién de formaciones, como por

ejemplo;

- El cdlculo de la porosidad en vacimientos carbonatados con
litologia compleja, incluyendo la deteccien y evaluacién de

porosidad secundaria.

- t.a determinacion de la litologia para estudios estratigrafi-

cos y ambientales.
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2.1.1 DEFINICION DE LOS PARAMETROS "M™ Y “N"

La fig. 2.1-a muestra la agrafica de tiempoc de trdnsito vs.
densidad para un cierto mineral "A". El punto cero por ciento de
porosidad estd representado por el punto cien por ciento matriz
(atmas Pmadi mientras que el punto cien por ciento fluido repre-
senta el punto cien por ciento de poeros:idad. Si se representa al
mineral "A" en teérminos de la pendiente de la recta resultante de
unir estos dos puntos nos queda:

ate = atoo x 0.01 (2.1

fuo = Fo

donde el factor 0.0! se introdujo arbitrariamente para hacer

compatibles los valores de M con los de N para su graficacisn.

La fig. 2.1-b muestra una grafica de porosidad neutrdén vs.
densidad para el mismo mineral "A”. Haciendo un tratamiento simi-

lar al de la fig. 2.1-a se obtiene la ecuacion gue define a N:

N = (Frale = (Fr)ma (2.2)

Fne = fe

Los valaores de tiempo de trdnsito (at), densidad tfy v

porosidad neutrén (@) para una formacidn compuesta por el

mineral " caerdn a lo largo de la linea que une los puntos 100%
matriz y 100 % fluido, en las figs. 2.1-a v 2.1-b. De este modo,
en términos de las lecturas de los registros aqeofisicos, las

pendientes M v N estan dadas por:

m=_8% “ et ,o.01 @.3

(2.4)
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de esta manera, los pardmetros M y N son independientes de la
porosidad de la roca v s6lo dependen de las caracteristicas del

fluido vy de la matriz.

Esto es estrictamente cierto para el mineral "A" debido a
gque la respuesta de porosidad se considera lineal entre los

puntos 100 Y% matriz y 100 % fluidc.

a2.1.2 EFECTO DE MO LINEALIDAD

En alqunos casos los efectos de no linealidad sobre los
reqgistros sénico y neutrdén deberd de considerarse para el cdlculo

de M y N.

El registro soénico responde al tipo de porosidad asi como
a la cantidad., Para algunos minerales, dolomia en particular, la
respuesta del registro neutrén no es lineal con respecto a la

parosidad.

En este caso, se debe de usar una aproximacian para
suministrar valores representativos de porosidad neutrén de

matriz, (Pwlma, ©n el calculo de N.

ta fig. 2.2 muestra una grdfica de porasidad calculada con
el registro de densidad vs. porosidad del registro SNP, en
anidades de porosidad de caliza: para determinar la porosidad

neutron de matriz, (Pu)me.

2.1.3 GRAFICA DE LITOPOROSIDAD Y TRIANGULOS LITOLOGICOS

La fig. 2.3 muestra un ejemplo de la grafica M vs. N para

un caso donde se uso un lodo salado.
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Los valores de M se graficaen en el eje de las ordenadas
mientras que los de N en el eje de las abscisas. Los guntos
correspondientes a un mineral ouro tienen valores de M ,; N bien
definidos en este sistema coordenado que es independiente de la
poraosidad. Los coeficientes de M vy N para los minerales coman-
mente encontracges en los vacimientos petroleros se listan en la

tabla 2.1.

En la fiqg. 2.3 se muestran dos tridngulos litolégicos. uno
que une los puntos de yeso, dolomia y anhidrita, v otro que une
los puntos de yeso, caliza y anhidrita. Cualquier roca compuesta
de tres minerales estard situada, en la grafica de M vs, N, den-
tro del triangulo formade por los tres minerales constituyentes
de la rocca, Por ejempla, los tridngulos mostrados en la fig. 2.3
serian los adecuados para describir una zona de carbonatos con

evaporitas, libre de arcillas.

2.1.4 20NA DE LUTITAS EN LA GRAFICA DE M va. N

La lutita nc se incluye en la tabla 2.1, debido a que no
se representa por un punto en la grafica de litoporosidad, sine
que mas bien se representa por una regién marcada con 1a palabra

"LUTITAS" (fig. 2.3},

Puesto que las lutitas estan compuestas por varias clases
de arcillas v otros materiales asociados como agua, silice v
carbonatos, tienden a variar sus caracteristicas dépendxenda de
la formacion de que se trate. De este modo no existe un punto
unico que represente a las lutitas en la grafica de M vs N. HMas
adelante se explicard la marera de obtener laos wvalores de M vy N

para la lutita de un caso en especifico.
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2.1.5 DETERMINACION DE LA PDROSIDAD SECUNDARLA

La grafica de M va, N se puede wusar para deterainar la
presencia de porosidad secundaria en foprma de cavidades v/e
fracturas. Esta opropiedad de la qrafica de litoporesidad se debe
a que los registros de densidad (FDC) v porasidad necstron (CNL)
responden a la porosidad total de la farmacien mientras que el
registro sénico de porosidad (BHC) solo responde 3 la porasidad

aue e2std haoamogeneamente distribuida en toda la raca matriz.

De este modo, }a porosidad calculada a partir del registro
sonica de porasigad en una farmacian con fracturas es menor a la
porosidad calculada con los registros neutrén v densidad. La
presencia de parosidad secundaria np afecta el cdlcula de N, pero
el parametro M se incrementa en formaciones con porosidad

secundaria.

La fig. 2.4 muestra una grafica de litoporosidad para una
formacion en la cual se utilizs lodo dulce como fluido de perfo-
ratien. ta regidn de porosidad secundaria se encugntra arriba de
la linea dolomia-caliza-silice, marcada con Jas letras B y C.

las cuales na tienen un limite superior.

En la tabla 2.2 se pueden ver los coeficientes de fluido

usualmente utilizados para los dos tipos de porosidad.

2.1.6 TRIANGULOS LITOLOGICOS PREFERENCIALES PARA YACIMIENTOS
CARAONATADOS

Muchas pueden ser las factores que influven en la
composicidan mineral de los carbonatos. La composicien de los

precipitados quimicas depende del ambiente de depositacien,
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COEFICIENTES LODG SALADO LODO DULCE
TIPO DE DE MATAIZ 2y 108 =100
FORMACION A =1.40 1,00
Dtes P;._{ W N W N
mr-sf:oo(” %5 | 2068 | -0 .63 | .83 | .840 K]
ARENISCA (2 -
e _‘“m) s1.2 | 2.88 | -.03| .08 o | .09 | .com
CALIZA 7.6 | 2.71 | 0.00 | .84 w1 | .67 | .58
EQD‘-P’!‘,I‘Q o ” 6.8 | 287 | 03 | .80 su .78 513
W-‘! ouIa 2 . Qs | 287 002 | 600 | 4 | 77e | .m4
DOLONIA (3) yosom | 98 [ 207 | 008 | .80 581 778 g ]
ANHIDAITA 5.0 | 2.98 | 0.04 | .718 s | .70z | .s03
YESO 52.0 | 2.3 | 2.3 | 1.080 08 | 1.015 )
SAL 0.0 { 2.08 | 205 | 120 [ 1010 [ 1.1m | 914
TABLA 2.4 .- COEFICIENTES DE MATRIZ Y VALORES DE M Y N PARA
ALGUNOS TIPOS DE FORMACIONES COMUNES.
FLUIDOS X P @&
POROSIDAD PRIMARIA
SATURADA CON: LO00 DULCE 189.0 1.00 4.00
LODO SALADO 185.0 1.40 ’
POROSIDAD SECUNDARIA
EN DOLOMIA  LODO DULCE 8.5 1.00 '.00
LODO SALADD 1,10
EN CALIZA: LODO BULCE 7.6 1.00 1.00
LOB0 SALADO 1.40
EN ARENISCA (4): LODO DULCE 55.5 1.00 1.00
LODO SALADO 1,40 .

TABLA 2.2 .- COEFICIENTES DEL FLUIDO PARA POROSIDAD PRIMARIA

Y SECUNDARIA.
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Debido a que los precipitados aeneralmente son soclubles se
pueden dar muchos cambios después de la depositacien. Muchos
precipitados se pueden encontrar en diversas formas, dependiendo

del equilibrio termodinamico que exista entre ellos.

Ademdas, algunas veces las rocas sedimentarias se Cambinan
con detritos vy minerales quimicamente precipitados, lo cual hace

aun mds compleja su composigian |,

tos minerales de umna secuencia evaporitica son precipita-
dos de soluciones salinas por mecanismos complejos. La presicen,
la temperatura, la intervencion de organismos, la concentracidn
de los minerales puros en la solucién vy la salinidad de la solu-
cién, entre otros, son factores determinantes en la depositacion

de una evaporita.

En la evaporacion de una solucisnm de agua de mar, el
carbonato de calcio {(CaCO4) es uno de 1o0s primeros minerales
precipitados; segquido de dolomia primaria (CaMg(CO., .Y, veso
(CaS0, .Hs0), anhidrita (CaSO

de magnesio. E! silice (Si0,.) se precipita a muy bajas concentra-

s cloruro de sodio (Nall}) v sales

ciones, tales que cualquier silice que esteé siendo acarreado
dentro del sistema se precipita casi inmediatamente con cualguier
otro mineral que se esteé depasitando a la ve:z. El silice. por lo
tanto, es un componente adicional comin en calizas: una dolomia
secundaria también, comunmente, puede estar opresente. Por lo
tanto, una combinacien légica de tres minerales en una secuencia

evaporitica es: Silice-Caliza-Dalamia .

La dolomia primaria es un precioitadc de soluciones
considerablemente mds concentradas, que estdn presentes cuando se
precipita el carbonato de calcio. Los sulfatos de calcio t(yeso y
anhidrita) son separados del! carbonatd de calcio por dalomia pri-
maria en la secuencia de precipitacicn. Si ¢l origen del sulfato

de calcio es primario, el mineral mas apropiado para asociarse
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con estos es la dolomia; v el menos praobable es la caliza.

La anhidrita v el vesa son afines termodinamicamente, como
puede observarse en la fig. 2.5, Las condiciones a las cuales
estas dos formas coexisten (estdn en equilibrip) depende orinci-
palmente de la temperatura + salinidad del agua en la cual se
encuentre el sulfato de c¢alcio: la presioen jueqa un papel menos

importante.

La conversion de anhidrita a yeso es facilmente reversible
s1 se cambian las condiciones. Las condiciones de eauilibrig
entre el veso y la anhidrita pueden darse abajo de los 3500 pies
de profundidad aproximadamente, si la formacisn contiena aqua
dulce; antes de esta profundidad, lo mAs probable es aue.se forme
yesao. A medida gue la salinidad del agua se incrementa, la
temperatura de equilibrio decae, de marnera que la profundidad a
1a cual el equilibrioc ocurre tambien disminuye. En la mayor parte
de los vacimientos de hidracarburos con mas de 3000 pies de
profundidad, las condiciones preserntes son mas fa.orablez para la
formacion de anhidrita. De este modo, al aumentar la profundidaag
del vacimienta aumenta la posibilidad de encontrar el sulfato de
calcio en forma de anhidrita. Sin embargo, el sulfato de calcio
en forma de anhidrita en el vacimientc fd4cilmente se puede
transformar en yeso cuando surge a la superficie debida a la

absgrcién de agua de alquna fuente o incluso de la atmésfera.

En la grdafica de litoporosigad se puede apreciar, si se
encuentran en equilibrio uno con otro el yeso v la anhidrita, una
serie de puntos graficados a lo largo de la linea que une lous

puntos de yeso y anhidrita.

El cubrir todos los posibles juegos de minerales (tridngu-
las litolagices! es una enorme tarea, ademas de que pueden elimi-
narse algunos juegos de minerales, Sin embargo, con algién estudio
cuidadoso en cada area, se pueden aqrupar jueges preterenciales

de probables minerales, lo cual nos dara interpretaciones mas

a5



razanables.

En ausencia de infarmacidn proporcivnada por un estudio
detallada de las rocas de la formacison a analizar, se pueden usar
juegos “estdndar" de tridngulos litolsaicos (fiq. 2.4}, los
cuales representan las combinaciones con mas probahilidades de
encontrarse en yvacimientos carbonatados libres de arcillas. Estos
tridngulos, denominados con las letras A a la E (fiq. 2.4), depo-

sitacionalmente tienen una muy alta probabilidad de ocurrencia.

Con base en lo anteriormente dicho, los trianaulos
litologicos con mavores probabilidades de ocurrir en vacimentos

carbonatados limpios son:

DOLOMIA - ANHIDRITA - SILICE
DOLOMIA - CALLZA - SILICE
DOLOMIA - ANHIDRITA - SILICE
DOLOMIA - ANHIDRITA - YESD

2.1.7 YACIMIENTOS CARBONATADOS CON PRESENCIA DE ARCILLAS

Las lutitas son otros de los minerales comanmente encon-
trados en los vyacimientos carbonatados. Las lutitas estan
compuestas por una combinacion de minerales arcillosos, silice,
carbonatos v varios otros constituyentes, Por esta razen, al na
ser las lutitas un mineral puro, no podemos fijar un punto scbre
la grafica de M vs, N que nos represente a las lutitas: sino gue
mids bien estas estdn representadas 0or una dres marcada con la
palabra “LUTITAS", MAs adelante veremos la manera de calcular los

coeficientes para la lutita en una formacion en particular,
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a2.1.8 GRAFICAS DE APOYD PARA EL PMETODO DE LITOPCOROSIDAD

La grdfica de litoporosidad (1 vs. N} es complementada can
un jueqo de grdficas que sirven de apoyo para determinar los
triangulos litolsgicos a usar en el andlisis de una formacidn.

Estas graficas de abovo son:

- Densidad vs. Neutrgn
- Densidad vs. Sénico

- Neutron vs. Sdénico

Las graficas de apovo v la grafica de litoporosidad se
generan, usualmente, por medio de una computadora, la cual lee la
informacidn de una cinta magnética. Generalmente se utilizan dos

faormas de representar los puntos araficadeos:

- Grdfica de frecuencia. Donde cada numerc de la grafica
representa el numero total de puntos araficados con las

mismas coordenadas.

grdfica representa el porcentaje de puntos que tienen las
mismas coordenadas con respectoc al nimero total de puntos

qraficados para el intervalao dado.

Las graficas de apoyo son muy dGtiles para verificar la
interpretacion de la grdfica de litoporosidad (M vs. N}, Estas
nos sirven para ayudar a determinar el punto correcto de dolomia,
los pardmetrdos de las lutitas y a identificar minerales no

conocidos en la formacian.

Grdfica de porcentaje. En la cual cada ndmero sobre la
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formacién en particular, se procede al cdlculo de la litologia vy

la porosidad a partir de las siquientes relaciones:

Pra = PLRARY e + VilPrdmar * Vil Bl mar + Val@udaan 2.5

Foo= 02 + Yy Paes 4 Ve Car + Wy P (2.6)

at = Pate + Vyatmas + Voastman + Vyataan (2.7

1 = e + Wy + Vis * Va 2.8)
donde: P = porosidad (fraccisan)
Vv = fraccisn de volumen

“ (los subindices 1, 2 y 3 gse refieren a los minerales que
forman el tridnqulo litoleaico?.

Cuanda se resuelve el sistema para un puntc que esta
situado dentro del tridngulo litalegico, las tres fracciongs de
mineral son positivas. La suma de estas tres fracciones, mas el

valor de porosidad es iqual a uno.

Considerando el €aso en que salo existan dos minerales
{una mezcla binarial), no todos los puntos caen exactamente sobre
la linea que une a esos dos minerales, debido a 1a naturaleza
estadistica de las mediciomes de las registros aeofisicos. Esto
da la posibilidad de gue alqunos puntos caigan ligeramente fuera
de cualquier triangulo litolegico sele:cxﬁnado. Para estos puntos
se tendria coma resultado del cdlculo algun valur neqgativo de V
(fraccion de mineral) para el mineral gue no estd presente en la
formacién. Entonces, la suma de los otros dos valores de V mds la
porosidad sera mayor 4 uno por una cantidad igual al valer
absoluto de la fraccién de volumen negativa gue corresponde al

mineral no presente en la formacian,

Cuardo se presenta este caso, el aralista deberd substi-

tuir la fraccién negativa por cere v distribuir este erroc
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estadistico ponderadamente entre las otras dos fracciones de
mineral v la porosidad, de manera gque la suma de las dos frac-

ciones de mineral mads la porosidad sea iqual a uno.

Cuando algunos puntos de la mezcla binaria caiqan
ligeramente dentro del tridngulo daran como resultado que
aparezca un pequeno parcentaje de un supuestpo tercer mineral en

el cdlcule de la litologia.

Cuando la determinacion de la 1litologia es acertada la
porusidad calculada es muy aproximada a la porusidad verdadera,
siempre vy cuando los puntos graficados caigan dentro del
tridngulo litoldgico que se este usando, 0 dentro de los limites

estadisticos discutidos anteriarmente.

Aaemés. en formaciones compuestas por dolomia, caliza,
silice o anhidrita, la porosidad calculada tendrd un error maximo
de alrededor de 1.5 unidades de porosidad siempre vy cuando se
haya seleccionado el tridnqulio o los tridngulos litolsaicos

adecuados.

2.1.11 CALCILDO DE LA PDROSIDAD SECUNDARIA

Ya previamente se menciond que la presencia de porosidad
secundaria en la formacién no afecta el cilculo del parametro N,
ya que este depende de la porosidad neutrén vy de la densidad de

formacisn.

Mientras que para el calculo de M interviene el tiempo de
transito, el cual responde solamente a la porosidad primaria. sin

tomar en cuenta la parosidad por cavidades yso fracturas,

En la tabla 2.2 se listan los coefictentes de tiempo de
transito de! fluido (at,} para dolomia, silice vy calizas can

parosidad secundaria.
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Generalmente la poresidad secundaria se presenta en rocas
compuestas poar varios minerales. Fara calcular la cantidad de
porosidad secundaria presente es necesaric cansiderar que el
tiempo de transita del fluide (ate} es iqual al tiempo de

transita de la matriz para la combinscion de minerales.

Por ejemplo, Si s tieme una roca compuesta por 50 % de

dolomia v 40 ¥ de caliza tendremos que:

ate = apte. = (0.6 & 83,5 + (0.4 # 47.6) = 45,10

Para cada punto litoldaico que se encuentre dentro de un
tridngulio litolsegico que involucre parasidad secundaria, atma se

debe de calcular antes de calcular la poresidad.

Usando este valor (gt..? como el tiempc de transito
correspondiente a la porosidad secundaria (atea..). se procederd a
obtener los valeores de pcrosicad primaria, porosidad secundaria vy

litologia con el uso de las siguientes ecuaciones:

Fra 2 PlENde ¢ Paen (PGde ¢ Vi Cadaar * Ve (R e 2.9
Fo = 2Pc  + Fauiie N P ¢ Ve A 2.1,
at = fat, * Pencbols + Viatman + Voatmar (2.11)
1 = [ + Fuwe + Y + Vi ta.12y
donde:
¢ = porasidad primaria en fraccian

fuwe = Pporosidad secundaria en fraccion

Vi. V;; = san las fracciones de volumen de las minerales 1 y 2

Y la porosidad total como la suma de las porosidades orimaria

vy secundaria,

Se = P 4 Pame (2,13
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2.2 APLICACIDN DEL METODO DE LITOPOROSIDAD EN FORMACIONES
CARBONATADAS LIBRES DE ARCILLAS

Para ilustrar la aplicacion del método de litoporcsidsa en
el andlisis de vacimientos carbonatados limpics se escogieran

cuatro formacicones carbonatadas porosas v libres de arcillas,

En cada caso la ardfica de M vs, N nos prapgorciona una
buera descripcion de las caracteristicas de las rocas. Las qrafi-
cas de apoyo ayudan a seleccionar el tridngulo o los triangules

litolegicos adecuados.

Estos ejemplos fueron realizados utilizando datos de dampo

reales.

FORMACION A
En este ejemplo, la grafica de litaoporosidad (fig. 2.8)
nos muestra que la formacion A estd compuesta, principalmente,
por dos mezclas binarias de minerales; dolomia-calita v dolamia-
anhidrita. También se puede apreciar la ausencia de arenisca
tsilice) v la presencia de porosidad secundaria en peguedas can-
tidades, indicada por los puntos Que estan graficadeos ligeremente

arriba de la linea dolomia-caliza.

La grafica de A, vs. &y describe con claridad la litolo-
gia. £8 evidente, en esta grafica, gue la formacién esta compues-
ta por caliza, dolomia y anhidrita; mds sin embargo, es imposible
evaluar si existe o no porosidad secundaris. Tambien es evidente
en esta grafica que las porosidades mds altas se presentan en la

mezcla dolomia-caliza.

En la grafica de A. vs 4t existe confusion para determinar
si hay o no arenisca en la formacian., Esta confusién la podemos

aclarar en la grafica de M vs.N, o en la grafica de A NB. B

53



NSIJAD TOTAL

JE

1.¢0

0.60

0.50

W)

o e Sit 4]
- e SIL I

TRIANGR.O0S
SELECCIONADOS

DOL=ANH-CAL
@z -DOL-CaL

0.4 0.5 0.6 0.7 0.8

0.4

¢.0
TNUICE DE POROSIDAD NEUTHON

(U g.2 £.3

FIGURA 2.8 .~

2.2

DENSIDAD TOTAL

TIEMPD DE TRANSITO

40

I i el S

80 100 120

TIEMPO DE TRANSITO

o Vel

| o

b - § SRS S | - 1 i

0.0 0.1 0.2 0.3
INDICE DE PORQASIDAD NEUTRON

0.4

FORMACION “A"



En la grafica de fu +5. at vemos gque no es tan evidente la
existencia de dos mezclas binarias. En esta arafica se puede
apreciar que la porosidad oromedic es m@menor a S %, con algunos

PoOCos puntos con porosidades mayores,

FORMACION B
En esta formacisn, la ardfica de M vs. N (fig. 2.9 es
similar a la de la formacisén A. En esta grafica se puede apreciar
dos mezclas binarias de mineralesi una formada por la combinacisén
dolomia-caliza y otra por dolomia-anhidrita, v ademds silice en

pequeras cantidades,

También se nota una mayor porosidad secundaria, asi come

un mayor volumen de dolomia en comparacién can la formacien A,

En la grafica de A, vs. #. se aprecia un aumento en la
parosidad conforme se incrementa el volumen de dolomia hasta
cerca de 20 4 en la mezcla dolomia-caliza. Sin embargo, en esta
grafica no es posible detectacr o evaluar la fraccién de porosidad

secundaria.

Debido al efecto que tieme la porosicad secundaria scbre
las mediciones del reqgistro sénico de porosidad, en la grafica de
Prs VS, st Se enmascara la alta porosidad de la dolomia. Ademas,
en esta grafica existe confusién en cuanto a la presencia de

caliza o arenisca,

En la qgrafica de v\ vs. 4t no es tan evidente la existen-—
cia de dos mezclas binarias de minerales. Esta amblquedad se

aclara facilmente recurriendo a la grafica de M ve. N .

Comparando la formacién A  la 8, ambas son mezclas de
dolomia-caliza y dolomia-anhidrita libres de arcillas. Ademas, se
aprecia que la formacién B muestra un mads altc arado de dolomiti-
zacion y presenta porosidad secundarias, 1a cual se encuentra

practicamente ausente en la formacian A.
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A

En la formaciéon B la porosidad tcotal es, aproximadamente,

el doble de la porosidad que existe en la formacisn A,

FORMACION C
En la grafica de M ve N (fig. 2.10) para esta formacisn se
observa que se trata de una formaciém fracturada (nos 1s indica
los puntos graficados por encima de la linea dolomia-caliza), Por
lo gue el principal tridngulo litolegico para esta formacién es
el formado por dolomia-caliza-porosidad secundaria. Si se exami-
nan las grdaficas de apoyo, el tridngulo dolomia-caliza-arenisca

presenta baja porosidad.

Los puntos graficados a la izquierda de la linea dolomia-—
parosidad secundaria pueden deberse al efecto que proveoca el

enjarre de lodo en el reqgistro SNP & CNL.

Cuando no se hacen correcciones por efecto del enjarre de
lodo antes de generar la grafica de litoporasidad, el parametro N
se ve disminuido en 0,01, aproximadamente, por cada 0.25 pulqadas

de espesor del enjarre de lodo.

€En la grafica de P ve. &, e aprecia que la dolomia
presente tiene una alta porosidad, mientras que por el contrario

la caliza presenta baja porosidad,.

La porosidad secundaria presente en la dolomia causa que
se aprecie, en la grafica de A, vs. ut, una mayor cantidad de
caliza o arenisca de la que en realidad existe. Nétese gue la

porosidad en esta grafica se muestra erroneamente baja.

En la grafica de &, vs. st e observa la gpresencia de
porosidad secundaria, representada gpor los puntos qraficados

abajo de 13 linea de dolomia,
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Ahora, comparando la farmaciér C con las formaciones A vy
B, existe mayor porosidad secundaria en  la farmacisn € v es la

unica de no cuntiene anhidrita.

Los puntos graficados a la jzauierda del punto de dolomia,
en la grafica de M vs N de la farmacién £, nrobablemente se deban

al efecto gue produce el enjarre de lodo en el registro SNP,

FORMACION D
En la grafica de M vs. N para esta formacien (fig. 2.11)
58 puede ver que el amineral mas abhundante en gsta formacion es la
caliza. Tambien se puede apreciar Ja presencia de dolomia can
poca o sin porosidad secundaria,. EI tridngquioc litelagico

principal para esta farmacisn es: dolomia~caliza~arenisca,

Las puntos graficadas abajo de la linea dolomia-arenisca
pueden ser indicativos de la presencia de anhidrita o de jutita,
8i se examinan las grdficas de apoye se verd gue e5t05 puntos

indican 13 existencia de una ligera arcitlosigad.

En la grafica de A, vs, &, 58 observa gue la formacien
estd compuesta por una mezcla de minprales, siende la caliza el
Que se presenta en mayor cantidad. Ademds, también se aprecia la

ausencia de anhldrita.

En la qrafica de A VvS. at se confirma la ausencia de
anhidrita. Las puntos graficados a4 la derecha de la linea de
dolomia indican la presencia de lutitas pero en muv pequeros
porcentajes, o cual nos permite no terer gque e-aluar los

pardmetras del punto 100 4 jutita.

Analizando la gqrafica de @y va. st no  se puede discernir
entre si existe o no anhidrita en la formacian. Los puntos
graficades arriba de 1a linea de arenistca podrian ser represen-

tatives de la arcillosidad de esta formaciéen. Estes puntos
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sugieren gue el conteanido de lutita en la formacién es bajo.

Del analisis de estas cuatro farmaciones, podemos decir
que las caracteristicas mds favorables para una buena produccien
de hidrocarburaos se presentan en las formacianes A, B vy C; mien-
tras que la formacicn D muestra caracteristicas menos fa.sorables
para aportar una buena prcocducciéen, en el casa de que estas
contengan hidrocarbureos. €n esta formacidn, como ya se dijo
antes, los puntos graficades abajo de la linea dolomia arenisca

nos da un indicio de que la formacidn contiene arcitla,

De! analisis efectuado se concluye que la farmacisn D es
una caliza algo dolomitizada, ligeramente arcillosa y no presenta

porosidad secundaria,

En estos casos para poder diferenciar las zonas limpias de
las 2onas arcillosas se deberd recurrir a otro tipo de vegistio,

comp por ejemplo el registro SP o el reqgistro de Ravos Gamma.,

2.3 APLICACION DELL. METODO DE LITOPOROSIDAD EN FORMACIDNES
CARBONATADAS CON PRESENCIA DE YESO

En esta formacicn se obhserva en la grdfica de H vs., N
(fig. 2.t2) la presencia de yesa. Se trata de una formacian a
1000 pies de profundidad, con una temperatura de 75 °F y una Rw
de 0.1, lo cual hace que, en ]la grdfica de eaguilibrio termodi-
namico yeso-anhidrita (fig. 2.8), caiga ligeramente del lado del
yeso. Ademas, se ohserva que no existe alguns rona que este
formada ya sea totalmente por yeso o totalmente por annidrita. El
triangulo litolégico vyeso-anhidrita-dolomia representsa bien la

Zona de la formacion que contiene veso.

Las graficas de apaoyo muestran que los puntus araficados
abajo de la linea dolomia~arenisca son arcillas no aseciadas a la

anhidrita.
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La dispersién de los puntos en la regien de Jutitas es

causada probablemente por la rugosidad del aaujero.

La grdafica de A, vs. &, indica claramente la presencia de
veso en la formacisén. Sin embargo, €] intervalo de los carbonatas

cen arcilla »o se guede identificar facilmente.

Por el contrario, en 1a aréfica de A. vs. at se puede
apreciar la presencia de arcillas, mas no asi la existenclia de
yesn, la cual se encuentra enmascarada por la porosidad de la

seccion carbanatada.

En Ja gréfica de 7, vs. st @s mds visible la presencia de
yese, fotese la tencencla de puntos araficados arriba de las
{ineas Odolomia-yeso y anhidrita-yeso, la cual indica Qque la

formacian es ligeramente porosa.

El método de liteporosidad nos suestra gue esta formacion
estd compuesta por sulfato de calcio. en forma de yeso y anhidri-
ta en eguilibrico, ademas de una ona con caliza dolomitizada
ligeramente arcillosa. La porosidad existente s primaria, pre-

sentandose la mavor parte en la zpna de caliza timpia,

2.4 APLICACION DEL. HMETODO DE LITOPOROSIDAD EN FORMACIONES
CARBONATADAS ARCILLOSAS

Camo se mencionse anteriormente. 1a lutita es una combina-
cién de minerales arcilliosos, silice, carbonatas v varios otros
componentes., Por tal razan, en la grafica de litoporasidad la
Jutita no se representa  con un punte, SiNG Con una regidon en el
plann en donde se puede localizar dicho punto dependiendo de la

compasician especifica de la lutita en cuestisn.
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£n las graficas ge apoyo 13 lutita se reorssents por una
linea tuya posicidon depende de los pardmetros de la lutita que =e

este analizanda.

Debido a lo aencionado, tuando existe lutits en la forma-
cian se deben de determinar los parametros M, My Me s P v Abaa
para esa lutita en particular, Una técnica para determinac estaos
pardmetros es a partir de un analisis de difraccien con ravos x
de una muyestra de la tutita en particular., £n casc de no contarse
can un estudic de esta naturaleza, se pueden determinar estos
parametros a partir de las ar4ficas de apoyv del metodo de
litoporosidad, Los dos ejemplos siguientes itustravan la forma de

hacerlo.

FORMACION E
£1 andlisis del registro de ravas gamma indica gue en esta
formacien existe lutita, debide a4 las altas radivactividades

registradgas por esta herramienta.

En la grafica de M vs, ! (fig. 2.13) se observa la tenden-
cia de puntas aue indica la presencia de ainerales arcillosos.
Esta tendencia de puntos sg asemejya & un triadngulo cuva base esta
farmada por la linea que une los puntas caliza v  arenisca. v su

vértice se encuentra en la reaion ge lutitas.

En este caso, para determinar el punte 100 Y de lutita se
trazan dos lineas, una a partir del punte de catiza  la otra a
partir det punto de areniscs, dirigidas a la regicn de lutitas
{formando un tridngulo., Cuy0s vértices son 163 puntos de caliza,
arenisca y tutita), que traten de encerrar a la mayvoria de las
puntos graficades y cuya interseccisn das como resultade el punto
100 % de jutita. Para este caso £! punto de lutita encontrado es:

M= 0.55 No= D30
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La linea dolomia-lutita se trazé para incluir algunos
puntos que quedaron fuera del tridngulo 1litoldqico silice-

caliza-lutita,

Grafica de A. vs. A. Puesto que el pardmetro N es fun-
cién de la densidad v la porosigdad neutren, en esta agrafica se
puede trazar la recta que representa N = 0.50. 5i se trazan
lineas a partir de los puntos silice v caliza con porosidad de
cero y que pasen por el contorno de los puntos inferiores (para
eliminar efectos de parosidad), la interseccién de éstas v la
recta de N = 0.50 nos dard los valores de A.. v fre. para la

lutita. Para esta formacién., los valores para la lutita son:
P = 2.70 gr/em™ P = 0,15

En la grafica de A, vs. at, al igual gue en la grafica
anteriar, se traza la linea que representa el valor de M = 0.55.
Trazando lineas a partir de los puntos de arenisca y caliza con
porosidad igual a cero gue pasen por el conterno inferior de los
puntos graficades, para evitar efectos de porosidad, se tiene que

estas intersectan a la linea de M = 0,55 en el punto:
Pu = 8.70 gr/cam® at = 95 us/pie

con lo gue se confirma en esta segunda grafica el valor de 2.,
por lo que los valores de 4., fn v at encontrados son los valores

de matriz de la lutita.

Grafica de #w vs. at. Siguiendo el mismo procedimiento se
verifican en esta grafica los valeores de ¥, vy at encontrados en

tas qraficas anteriores.

Una vez determinados los pardmetros de la matriz lutita
(Pommiur s Praiue ¥ a%wsiur) Se procede a calcular la litologia y

1a porosidad de la formacion en la misma forma que en el caso de
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tas formaciones carbonatadas. libres de arcillas.

FORMACION F

Para esta formacion, la grdafica de M vs. N (fig. 2.14) es
bastante similar a la grafica de la formacién anterior. Sigquiendo
el procedimiento explicado en el ejemplo anterior, esto es,
trazando sobre la grafica de M vs. M dos lineas, una a partir del
punte de dolomia y la otra a partir del punto de silice (formando
el triangulec 1litolégico dolomia-silice-lutita), que traten de
encerrar a la mavoria de los puntos graficados se encontra que

¢stas lineas se intersectan en el punta: ‘
M = 0.54 N = 0.32
Como se puede ver, las valores de M y N encontrados para

la formacién F son bastante similares a los valores de M y N de

ta formacion E

M N
FORMACION E 0.55 0.50
FORMACION F 0.54 0.52

Esto nos podria hacer pensar que los valores de matriz
para las lutitas de estas dos formaciones seran similares, lo

cual, como se verd, no es necesariamente verdadero.

Si se traza una linea para todos los puntos gue cumplan
con N = 0.32 sobre la grdfica de A, vs. A, se podrd ver gue esta
coincide con la linea de dolomia. Trazandeo una recta a partir del
punta de silice cen © 4 de porosidad vy gque pase por el limite
inferior de los puntos graficados, se encuentra que esta inter-

secta a la recta de N = 0.52 en el punta:

P, = 2.55 gricm® @, = 0.205
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Ahora, si &2 traza la recta M = Q.54 en la crafica de Ay
vS5. at vy S trazan lineas a partir de 1os puntos con peorosidag
igual a O % de las curvas ce arenisca vy de dolaomia, Qque pasen por
el contorno inferior cel 4rea formada por los puntos gratficados
sg encuentra Que es5tas rectas interseztan a la recta M = 0.5% en
el punto A, = 2.595, at = 105; con 12 cual se determina que los

valores de matriz para esta lutitas son:

Pme = 2.55 gr/cm™ Crima = 0.208 atwma = 109 us/pie

En la grafica de <. -5 at se verifican los valores de at..

¥ fina Para esta lutita, encontrados en las otras graficas.

Con esto podemas concluilr que los valores de matri? de la
futita para e¢sta formacién son muy diferentes a los valores de la
lutita para ls farmacion E, no obstante de tener valores de ™M+ N

bastante similares.

M ] Peimn Proa stmam
FORMACION € 0.35 0.50 0.13 2.70 95
FORMAZION F 0.54 Q.52 Q.205 2.53 105

2.9 PRESENCIA DE PIRITA EN FORMACIONES CARBONATADAS
2.5.1 LA PRESENCIA DE PIRITA EN ROCAS SEDIMENTARIAS

ta pirita (FeSy) v la calcocpirita (CufFeS:) son de las
minerales "pesados” mds comuncente  asociades a rocas sedimenta-
rias. La pirita sopbrevive a la alteracién quimica en un medio
ampiente de reduccian. £sta es., prodablemente, la razén por la
cual o5 encontrada con frecuentia en arcillas y carbonstos ricos
en material organico. La mayar parte de la pirita en rocas

sedimentarias ©s autcgenerada vy no es el resultadc de un procesa
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de transportacicn-depositacien. Sin embargo. la pirita tiende
frecuentemente a concentrarse en bandas planas paralelas a los
planos de estratificacidn, con espescres que variar desde unas

cuantas pulgadas hasta unos cuantaos pies.

La pirita se manifiesta en forma de pegue®os “"racimoz” de
cristales distribuidos aleatoriamente en 1a porosidad interara-
nular de las rocas. Estos "racimos” facilmente pueden formar una

red continua aun a bajas concentraciones de pirita.

De manera contraria a los minerales comunes en las rocas
sedimentarias, la pirita exhibe buena conductivivad eléctrica,
usualmente parecida o mayar a la conductividad del aqua de forma-
cién, Esta conductividad es de naturaleza metdlica v, consecuen-
temente, cualquier transferencia de corriente entre agua y pirita
involucra un proceso de conversion de conduccian jonica a conduc-

cién electrdnica v viceversa.

2.5.2 EFECTO DE LA PIRITA SOBRE ALGUNOS DE LOS REGISTROS
GEDFISICOS

Registros de densidad y litodensidad.

La densidad verdadera de l& pirita es de 5.0 ar/cm®, La
densidad aparente que mide la herramienta de densidad es de 4,985
gr/cm*; esta densidad aparente toma en cuenta la densidad
electronica de la pirita v la calibracign de la herramienta de

densidad.

El factor fotoeléctrico de absorcion para la pirita es
won

alto (‘T = 17.0}) lo gque conduce a un numero atdmico efecti.o,

igual a 22.0

€1 corto espaciamiento del contador de las mediciones de
densidad es un tanto sensitivo al factor fotoeléctrico de abser-

cien; esto nos lleva a valores negativos erroneas de la compensa-
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cien de densidad. af, frente a zonas que contienen pirita. Por
esta causa, la 7. compensada es menor, también, en una cantidad
aproximadamente igual al error introducido por .9, Esta lectura

de densidad ouede corregirse sumdndecle el valor de arf.

Aun después de #sta correccién, el redistro de densidod es
de poca utilidad para deterainar 1a oporosidad en wuna formacion
con pirita, cada i % de volumen de pirita en la formacion modifi-
ca la ltectura del registro de densidad en 0.023 gr/em?, lo cual
equivale a un error en el calculo de }la porosidad de 1.4 unidades

de porosidad.

E}l registro de densidad puede utilizarse para determinar
el contenido de pirita si se conoce la porosidad v el efecto

causado por la presencia de hidrocarburos en la formacian.

La alta absorcion fotoeleéctrica de la pirits nos ofrece
otra alternativa para determinar el contenide de pirita. La fig.
2.15 muestra la relacion entre el nimero atsémico efectivo (Ja,r)
medido par el registro de litodensidad y el contenido de pirita
en la formacion. Hote la poca influencia que 1la peorosidad tiene

sobre estas mediciones.

Registro Sénico de Porosidad
El tiempo de trdnsitoc (medido por rl registro senico de
porosidad) para la pirita es de && * @2 us/pie; este valor fue
obtenido de mediciones en grandes trozos de pirita. Puesto que
las muestras estdn contaminadas con calcita, se corriqgiergn las
medicjones de tiempo de trdnsito por esta razén, de acuerdo a la

relacién de tiempo promedia de Wyllie.

Cada 1 % de volumen de pirita incrementa los valores de at
en 0,11 us/pie, lo cual se refleja en un errar en el cdlculo de

la porosidad menor a 0.1 unidades de porosidad.
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Reglistro Neutrén de Porosidad
La porosidad de la pirita medida por el registro SHP es de
-3.2 unidades de poresidad de arentscas. La porosidad de la
p.rita medida por el registro CHL es de 0.0 unidades de porostidad

de caliza.

Un ! % en volumen de pirita reduce la porosidad aparente

del registro SNP en 0.03 unidades de perosidad, aproximadamente.

Reglistros de Resistividad
Se ha encontrado gue las propiedades electricas de las
rocas que cantienen pirita, para el rango de frecuencias que
manejan las herramientas que miden la resistividad de 1la forma-
cién, dependen fuertemente de la distribucién de la pirita y de

la frecuencia que maneje la herramienta que mide la resistividad,

En los casos en que el contenido de pirita es bajo , no
provee una continuidad eléctrica, las mediciones de resistividad

a baja frecuencia no se alteran de manera sianificativa.

Se ha determinado, de estudios con nicleos, gue para que
exista esta continuidad eléctrica el porcentaje de pirita en la

roca debe de ser mayor al 7 %4, aproximadamente.

En formacigones que presentan un contenido de pirita menor
al 7 % se pueden utilizar las figs. 2.14 v 2.17 para correqir la
resistividad por efecto de la pirita. De estas fiquras se deduce
que la sonda doble laterolog da mejores resultanos, en estds

formaciones, gque la sonda de induccién a doble induccisr.

En formaciones donde el contenide de pirita es superior al

%, s probable gue exista continuidag eleéctrica a tra.és de la
pirita, lo cual provoca que las mediciones de resistividad se
decrementen muy bruscamente con cualquier tipo de herramients que

se esté usando., En estas casos, la resistividad medida no puede
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usarse en el cdlcule de la saturacién de:-agua. En el registro

Bsta situacisn se caracteriza por una baja resistividad anormal.

FRECUENC 1A TIPD DE SONDA Q DE CuRva
APROX IMADA (H2)

15 tateralecqg 7
35 Doble laterolog, laterclog profundo
280 Laterolog somero, noromal carta
1000 Lateraleg 3, Laterolog B, esferica enfocado,

vy todos los registros aicroenfacados

20000 Inguccion

€En conclusién, para el tipo de rocas carbonatadas v
rangos de resistividad encontrados en las vacimientes petroleroes,
los registros de tipo laterclog son los gue dan mejores resul-
tados, siempre y cuando el <slumen de pirita en la farmacisdon no

sea mayoer al 7 % .

2.5.3 CALCULO DE LA PDROSIDAD ¥ EL PORCENTAJE DE PIRITA EN
FORMACIONES CARBONATADAS CON PIRITA

€] objetivo de esta técnica es permitir al analista de
registros geofisicos reconocer la presencia de pirita, estimar el
volumen fraccional de esta y compensar los caleculos de porosidad

debido a su presencia.

CONSIDERACIONES PRELIMINARES

Dos tecnicas que inmediatamente vienen a la mente siempre

Que se estudia volumetricamante el tipc de ~cca sond
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a). La grafica de litoporosidad
b}. L.a grafica MID

Grafica de Litoporosidad.
Caomo ya se habia visto anteriormente, fes valores de los

parametros de los registros para la pirita son:

Pma = 4.985 gr/cm™ ;s densidad de la matriz
atma = 65 us/pie i tiempo de transito de la matriz
PAuma = O u.p. 4@ caliza ;i porosidad neutron de la matriz

Con estos valores, suponiends ur lodo dulce, los valores

de M y N para la pirita son:

M = 0.311 N = 0,251

Debido a la alta densidad de la pirita los valores de M y
N son pequenos, de manera que para inclulr los valores de It » N
de la pirita con los valores de ™M y N de los minerales mas
caomunes en forma grdafica se necesita una escala de cero a ungc en

los ejes M y N. La fig. 2.18 muestra tal grafica.

El punta x puede representar un inter.valo formado por
pirita, caliza y/o dolomia, Si se elige una solucisén en base a la
relacion espacial, que es una solucion geométrica del punto x en
el tridngulo PDL, tendremos una rescluciaen muy pobre en cuantg a
las fracciones de caltza « dclomia. Cualquier cambiz pequesia en
las lecturas de los registros puede provocar cambios significati-

vos en las fracciones de volumen calcutadas (fig. 2.183.

Si, de otro modo, se considera unag relacion de distancias
entre los respectivaos puntos, tal come Ze muestra en 1a fiag.
2.19, nos encontramos con otro prablema. Si se supone que la

matriz base es% dolomia, se puede calcular
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Vars =

sin embargo, si se supone que la matriz es uma dolomia:s

Voae = X (2,15

LP

La ecuacisdn 2.15 da un valor de V,,,. ue aprorximagdasente el

doble del gue resulta de la ecuacion 2,14,

Considerangs una formacisn compuesta por dalomia v taliza,
la fracCion de pirita deverd .ariar entre 10s resultados obteni~

dos de las ecuacjones .14 4 2015,

Ademds, adicisnalrente se esta intraduciends ofroe error
debido al uso de una relacion lineal entre estos puntos, ya gque ™
y N son las pendientes de 1as respuBstas ge los registros, en e}

m&todo de litaporesidad, y por lo tanto soa funciones tangente.

Grafica MiD
La fig. 2.20 es una grafica de porosidad CHNL (&) en
unidades de caliza vs, tierpo de transito (4%). Los puntes L, D,
A, O v P representan a4 la caliza, dolamia, anhigrita, argnisca y

pirita; respectivamente, como minerales puros,

Lta fig. 2.2 es una qrafica oe porosidad CHL vs. demsidasd
¢t An) y los puntos L, U, A ¥y 0 representar a les miemos minerales
Gque 8n  ta fig. 2.20. Nitese gque P esta fuera de esta aqréfica

gehido a su alta densidad (4L.983 gr/ce™ .

La fig., 2.22 es una grifica de tiempo de transito aparente
de matrjz {Atmale VS, gensidad aparente de matriz (Faad.. doende
los puntos L, D, A, B v P representan 2tra ve2 a los mizmds ming-

rales.
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Se puede establecer una relacion volumglirica para deter-
minar Ja fraccidn de pirita a partir de la g-afica de (atun?, ~s.
{ Punley la cual es relativamente independiente de la meztla
dolomia~caliza.

En la fig. 2.22 se observa Que un punts que represente a
una formacisn compuesta por dolomia v calita debera de situarse
sobre la linea que une a los punios L v D. Si se traza una lines
que vaya desde el punto de pirita (P) basts I3 linea [D, &1 punto
de interseccian de las dos lineas, designado por la lewra ¥,

representa & 1a @ezcla de dolomia , caliza.

Debido a Qgue las lineas B7 y LD san aproximasamente
perpendiculares v que 1 punto f esta lo sufizientemente alejade
de la linea Cﬁ, no influye muche donde se localice el punto ¥
entre los puntos Ly D, la longitud de ta lirgs P7 permanece

razonablemente constante.

Por ejemplo, se tieaen los siguientes datos para el punto xi

Pu = 2.8 qr/icm™
at = && us/pie
P = 15 u.p. de calizs

De las figs. 8.80 v 2.281 se gbtiene, rcespectivamente, el

tiempo de transito de matriz v la densidad de matri: apareates:

Cotmmlia = 47,5 ps/pie L Pruta = 2.95 grica™

estos valeres san las coordenadas del punto X el cual se arafica
en la fig., 2.22. Despues se trara una lioea Que pase por tos
puntes Py X, & que intersecte & la linea (D. D& este mado, &}
volumen de pirita presente en la formacisn compueata por dolowmia

y caliza estd dado par:

2

=
<

Feors

3
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Puesto cue {atmala v {faste sON ambos lineales, se puede
estavlecer esta ecuacion en térainos de ctualguieras de sus eifs.

5i se toma el eje de las ordenadas se tiene gue:

X - v t2.91 ~ 2,773
Veso = = e.7l - B = 0.061

P - Y (4.965 ~ 2,775

g sea, casi 6 X de pir:ita.

Ue este modo muy simple, se tiene un modelo pacra calcular
el volumen de pirita. Sin emharge, diferentes causas pueden

influir en esta técnica de soluc:dn, Las principales causas song

~ Presencia de anhidrita en la formaciaon
- Presencia de porosidad secundaria
- Presencia de gas ern la formatian

-~ Presencia de arcilias

Presencia de Anhidrita en la formacian.

Refiriéndonos a la fig. .28, una zaonae de anhidrita,
parcial o pura se manifiesta en forma parecida a wuna z2ona de
calica-dolomia con algn de pirita, de manara qQue se necesita de
un discriminador para determinar cuyandd son necesacias  las

correcciones por presensia g pirita Bn la formacios.

El detector de rarto espaciamiento de la herramienta de
gensidad compensada (FDC! es sensible a la absorcien foteelectri-
ca., Como va se ha vislo antes, el valcr ge avscrcisn fotoeléctri-
ca para la pirita s alto,T = 17, mientras Cue para la anhidrita
es de 5.0S. Esto <causa ~valores de ,f negativos cuando existe
pirita en la formacioen, per lc Qque se ouedeE ussr aP comp discri-
minadar paras determtnar $i has, < NG cirita en la formacian,
aungue s@ recomienda terer cuidado va cue el usd de lodos muy

densps causan, tambien, valores cg o negativas.
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Presencia de Porosidad Secundaria.
t.as fracturas y/o0 cavernas causan como resultado mediciones

de tiempo de trdnsito menores de acuerdo a la ecuacion de tiempo

promedio de Wyllie. Esta causa en la fig, 2.22, una desviacisn

del punto X a la izquierda, reduciendo la fraccién de pirita cal-
culada. Para resolver este problema se utiliza una aprorimacion

iterativa, comp se vera mas adelante.

Presencia de Gas en la Formacian.
lLa presencia de gas en el yacimiento frecuentemente altera
las lecturas de los registros de densidad y neutrsn. Tambien es
posible que en algunos casos afecte las mediciones de tiempo de
transito, pero en este modelo se considera que las rocas normal-
mente encontradas en las vyacimientos petroleros pueden sostener
un tren de ondas acusticas y que cualquier efecto causado por el

gas es desprectable.

En la fig. 2.20 se aprecia el efecta del qas sobre el
registro de porosidad neutron, el cual reduce la porosidad

neutraén aparente, (Pum.). 2 incrementa el valor de (atwalda.

El efecto que causa e] gas sobre la fig., 2.281 es un poco
mds complejo. El1 valor de la porosidad neutron deberd moverse
hacia la izquierda, mientras que el valor de densidad deberd de
reducirse o moverse hacia arriba. El resultado neto es una

reduccion del valor de ( AP,ualta..

Si se trasladan estos efectos a la fiq. 2.22 resultan en
recorrer el punto X hacia arriba v a la derecha. Al tgual que en
el problems de la porosidad secundaria, <& utiliza wuna solucion

iterativa para resolver este problema.

82



Presencia de Arcillas.

tas arcillas solo causan wun ligero efecto sobre el
registro de densidad, pera provocan un  fuerte incremento en la
porosidad determinada por los registros neutrén y sdnica de poro-
sigad, el punto ¥ se moverd 4 la derecha v hacia abajo. causando
una alta correccion a la fraccian de pirita, La solucion a este
problema es restar los efectos de las arcillas sobre cada
herramients antes de determinar {steols vy (Poad.. Ademis, eS
necesarioc usar un 1ndicador de arcillas Qque na involucre a les
registros neutrdn, densidad y sdnico. Este indicador puede ser,
por ejemplo, el indice de arcillosidad cobtenido cen el registro

de rayos gamma.

a.s.e DESCRIPCION DEL. MODELD

Para ayudar a la comprensisn de la ldagica del maodelo se

presenta un diagrama de flujo simplificade (fig. 2.24).

Para ejemplificar los resultados obtenidos caon esta
térnica se tomaron los siguientes datos de una formacion real que

contiene pirita.

Rt = &5 ohm-m

#Ma = 15 u.p. de caliza
at = 71 ps/pie

Pu = 2.81 grsem”

&P = ~0.03 gr/ca™

Aw = 0,05 ohm-m

Aplicando este metpdo  se obtuvieran los slquxéntes

resultados:

Volumen de pirita 1.6 %
Parosidad 16.2 %
Saturaciéan de agua 19.5 %
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Si bien, en este ejemplo no dic tomo resultadao una alta
fraccion de pirita (V,,.. = 0.016}, las correcciones efectuadas
causaron un incremento a la porosidad efectiva en casi dos

unidades de porosidad.

tos efectos son mucho mas dramdticos cuando la fraccian de
pirita existente en la formacion alcanza valores de 7 u 8 % y las
paorosidades reales son menores a un 10 %, Si en estos casos se
despreciaran las correcciones a la porosidad debideo a los efectos
producidos por la presenciea de pirita en la formacisn, esto
traeria como consecuencia gue se pasara totalmente por alto un

intervalo con altas probabilidades de producir hidrocarburos.
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FiQ. 2.24 .- DIAGRAMA DE FLUJO DEL METODO PARA CALCULAR
EL VOLUMEN DE PIRITA EN LA FORMACION

INICI0O )

INFORMAGION Y
REGISTROS GEOFISICOS
CORRIGE @y . fy, ¥ At

POR ARCILLOSIDAD

DETERMINA EL PUNTO %"
X((Pma)o Bt m) o)

i
DETERMINA LA POSICION
DEL PUNTO X

i

CALCULA B VOLUMEN
DEPIARA

i

Pn
¢N= - 1= Vo

.
o o Bz Ve Prg

¢ 1-Veg

Al = Ot-Veog Otpg
¢ 1= Vog

)

Q)
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CORRIGE ¢, POR EFECTO
DE LA PRESENCIA DE GAS
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CAPITULDO 111

IMPORTANCIA DE LOS PARAMETROS “"m™ Y “"n™ EN LA DETERMINACION
DE SATURACION DE AGUA EN YACIMIENTOS DE LITOLOGIA COMPLEJA

3.1 ANTECERENTES

La variacién de la saturacidn de agua con respecto a la
porasidad v a la medicien de resistividad ha sido el tema de
muchas investigaciones y publicaciones desde que Archie publicé

su ecuacién en 1942,

2ona no invadida: Rt = a Rw/p" S: 3.1
2ona invadida: Rxo = a Rmf/@" Sxo 3.2

La forma tradiciaonal de calcular Sw vy Sxo por medio de
registros geofisicos es obteniendo valores de porosidad y resis-—
tividad en las zonas no invadida e invadida, respectivamente, a
partir de mediciones de registros geofisicos. Las pardmetros Rw,
Rmf, m y n se suponen constantes 6, en el caso de m, 5€ supone

que es funcion de otros pardmetros, tales como la porosidad.

El objetivo final, por supuesto, es calcular valores de Sw
y Sx0 que sean representativos de los valores reales de satura-
cién en las zonas no invadida e invadida. E! uso de valares
constantes para m vy/0 ecuaciones empiricas para obtener los
valores de m causan errores en la estimacicon de Sw v Sxo cuando

el valor verdadero de m difiere de los valores supuestos.
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Si el valor verdadero de m es menor gue el valor supuesto,
entonces los valores calculados de Sw vy Sxp resu:tardn menores
que los valores de Sw y 6Sx0 verdaderos vy viceversa. Ademds, el
uso de wun valor constante para m enmascara algunas de las carac-

teristicas de la formacisn, tales como:

- Cambios de la textura de las rocas de la formacién con
respecto a la profundidad.

- Presencia de cavernas.

- Presencia de fracturas,

- etc.

Estas caracteristicas mencionadas apareceran, en forma

errénea, como simples cambigs en la saturacioen.

t.as ecuaciones 3.1 y 3.2 son gpara formaciones libres de
arcillas. Los trabajos posteriogres al de Archie se han aveacado &
extender la aplicacion de éste a formaciones arcillosas impregna-

das con hidrocarburos.

Esto lleve al desarrollc de un namero de ecuaciones
cemanmente denominadas: ecuaciones para arenas arcillosas. Estas
incluyen ecuaciones tales como la ecuaciéen de Indonesia, la de

Waxman-Smits, la de Nigeria, el modelo de doble-agua, etc.

Sin embargo, una gran parte de los vacimiento§ carbonata-
dos en el mundo tienen wun bajo contenido de arcillas. Por el
contrario, el andlisis y las observaciones de nicleos de carbona-
tos revelan Qque, frecuentemente, las farmaciones carbonatadas
muestran fuertes cambios en su textura (distribucion de poros) v
presencia de cavernas y fracturas, lo cual puede producir varia~

ciones en el valor de a en un rango, aproximado, de 1.2 a 5.5.
'

Con esto se puede concluir gue el determinar el valor

correcto de m es mas importante en la determinacion de la satura-
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cisan de agua en vyacimientas carbonatados que el seleccionar la

ecuacisén de arenas arcilleosas a usar.

Las heterogeneidades inherentes a los carbonatos causan
variaciones en la textura y facies, lo que produce variaciones en

los valores de a.

Anteriormente se intenté utilizar una m can valores varia-

bles utilizando dos aproximaciones:

1. Apraoximacién Empirica. Se derivaron correlaciones entre
P y @ (Humble, Shell, etc). Estas aproximaciones

tienen algunas aplicaciones en formaciones homogeneas.

2. Modelos Tedricos. Se derivaron ecuaciones tedricas para
describir la variacidn de m, basadas en modelos geome-
tricos de esferas (Maxwell, Fricke, Perez-Rosales,
etc,), Estas aproximaciones tienen alqunas aplicaciones
en sistemas de areniscas limpias donde el tamano,
compactacian y clasificacisen del grano san conocidos vy

homogeneos.

Sin embargo, ambas aproximaciones tienen limitadas
aplicaciones en vacimientaes carbonatados. Ninguna deg estas
aproximaciones describe la variacién de m en cada punto de la
formacién. Ambas aproximaciones tampoco toman en cuenta el hecho
de que los valores de m pueden variar en cada punto, de la misma
manera que la parosidad o la litologia. Tampoco reconocen que m
tiene un significado geoldégico y petrofisico, v, no es necesaria-
mente correlacionable a otras variables del sistema, tal como la

porosidad.
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3.2 VARIABLES EN LA DETERMINACIDON DE LA SATURACION DE AGUA
EN YACIMIENTOS CARBONATADOS

Ademas de) exponente m de la ecuacidén de Archie, existen
otras variables aue intervienen en el c¢dlculo de Sw v Sxo, Estas

son: Rw, Rmf, n y a.

Resistividad del Agua y del Filtrado del Lado
Rw representa la resistividad del agua de farmacisn en la
zona no invadida. Este valor es., generalments. bien conocide v se
puede determinar a partir del analisis de registros geofisicos en
una zona limpia saturada 100 % de agua o del]l andlisis de una

muestra de agua del vacimiento.

Rmf es la resistividad del filtrado del lodo y es frecuen-
temgnte usada para representar la resistividaa dgel fluide en la
zona invadida. Esto es suponiendo que el filtrade del lodo ha
desplazado completamente el aqua de formacian gque ariginalmente

se encantraba presente en esa zona.

£1 Expanente m vy el Coeficiente a.

Al exponente "m" de la ecuacidn de Archie se le llama,
comunmente, “"exponente de cementacisen”. Esta es siguisndo la
publicacién ariginal, la cual concluye que las variaciones del
exponente m se encuentran relacionadas salamente can el gradao vy
tipo de cementacisn del grano de 1a matriz, e ignora factores que
sgn mds importantes cama, por ejemplo, textura v formacion del
grano, heterogeneidades causadas por la presencia de fracturas y

cavernas, etc.

Cuando se establece una corriente eléctrica entre dos
puntos de una matriz porosa, €1 exponente m de la ecuacidn de

Archie representa dos cantidades fisicas:
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1. La tortuosigad del camino sequido por l1a corriente

electrica entre los dos puntcs.

2., Los cambios en el area ge la seccién tranaversal del

camino seguido pgr la corriente .

El exponente m varia en un amplio rango para vacimientos
carbonatados. La fig. 3.1 muestra los resultados obtenidos a
partir de nicleos, graficades en escala log-log, del! factor de
formacien (Ro/Rw) contra la porosidad (§) para das zonas de inte-

rés. Sobre esta grdfics se sobrepusiercn las siquientes lineas:

a). Lineas de iso-valores de m en ] rango de !.9 a 3,5

b!. Una !inea que representa la farmula de Shell para m

cl. Una linea representando la ecuacién de Humble para F
d). Una linea ajustada usango minimos cuadrados., Esta linea

representa valores dem = 1.5 v a = 1.65

En esta Qgrdafica se puede abservar que una linea broredio
no puede definir adecuadamente la variacion de m. Si se usa una
linea promedio para tratar de definir s o (por ejemplo. minimos
cuadrados, Shell, Humble. etc.). entorces cualquler variacion de
@ con respecto al valor verdadero producird errores en la deter-

minacion de Sw v Sxa de la siguiente forma:

Si el wvalor verdadgerc de m se entuentra por arriba del
valor promedis sucuests (esto es. el valor verdadero de m se
encuentra graficado por arriba de la linea premedio de la fig.
3.1) la resistencia adicional tausada por la suposician de una m
menor a la real se interpreta como si existieran hidrocarburos en
el vacimiento. Esto es, usar un valar de = menor a3l verdadero

provoca el cdlcula de valores de Sw menores a los valores reales.
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Si por el contrario, el valor verdaderc de e es menor al
valor promedioc supuests de m, entonces los valores de Sw calcula-

dos serdn mavores & los valores de saturacisn reales.

ta sensibilidad de los wvalcres calculados de Sw con
respecto a las varijiaciones en €l ,aler de a se pueden opser.ar en
la fig. 3.2. Esta arafica nos muestra la magnitud del error en
que se puede incurrir al calcular Sw utilizando valores erréneos
de m. A medigda de ade la porosidag  es5 menar, la maanitud del
error (en gue se podria inzurrir al utilizar un valor errconec de
@) aumenta. Por ejemplot Un errar en m de 0.23 arriba del .alor
promedio usado causaria un errcr de 35 % en Sw cuando la porosi-
gad sea igual a 10 %, y un error del 80 % cuande la parosidad sea

de 1 %.

E] coeficiente "a" en la ecuacion de Archie se explica
mejcr en la fig. 3.1. €] coeficiente a es un pardmetro empirico
que se ajusta cuando no s€ tienen los valores de & v se emplea

una tecnica promedio.

El valor de a =1 es el unico valor verdadero v siagnifi-
cativo para wusarse en las ecuaciormes 3.1 v 3.2. E1 uso de un
valor de a diferente oe uno fue una forma de reconocer que m no
es constante, v fué un primer intento de incaorpcrar al calculo de
Sw un  valor de m variable, Cuando se utiliza el valor verdadero

de m para cada punto de 1a formacisn esta implicito gque a vale 1.

Los caminos convencionales para obtener los valores de m vy

a son los siguientes:

al'. Analisis especial de nicleos. Este usualmente se basa
en la obtencien de m a partir de anadlisis de nucleos.
Posteriormente se grafican los resultados ce estos y se
construye una linea promedio para obtener los valores

de a vy m, como se muestra en la fig. 3.1.
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b}, Evaluacian de registros. Esta se hace en zonas
saturadas 100% con aqua donde se obtienen los valores
de m a partir de las ecuaciones 3.1 vy 3.2. Luego se
grafican estos valores para obtener los valores

promedio de a v de m.

c). Ecuaciones empiricas para », tales como la ecuacion de
Humble o la ecuacicon de Shell.
Las teéecnicas correspondientes a los incisos b) y c) hacen

tres grandes suposiciones:

~ Que m es funcién solo de la porosidad.

- Que la formacién es homagenea.

- Que las corrrelaciones obtenidas sobre una intervailoe
(frente a la pared del pozo) son aplicables para todos
los intervalos de ese pozo, para todas los pozos de ese

campo e, inclusive, para otros campos.

Estas suposiciones no son siempre vdlidas, ohservandose
grandes variaciones de m no s6lo entre diferentes intervalos de

un mismo pozo, sino para cada punto de un mismo intervalo,

De esto se deduce la necesidad de calcular el .alor de m

para cada punto del {ntervalo que va a ser anall:rado.

El Expanente de Saturacisn (n)
El pardmetro n en la ecuacién de Archie es, normalmente,
obtenido del andlisis de nucleos. El procedimiento es el siquien—

te:

Se determinan, primero, la porosidad v el exponente wm de
Archie para la muestra del nacleo gue se esta analizando. Poste-

riormente se inyecta a la muestra una mezcla de aceite v agua
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oreviamente determinadas (donde Sw v Rw son conocidas) v se mide
la resistividad de la muestra, Rt. Estas meditiomes se repiten
para diferentes valores de Sw vy desSpues se construye una arafica

escala loeg-log de:

Rt » pm 1
Rw Sw

La pendiente de la linega ajustada a estes puntas tendrd el

valeor de -n.

La fig. 3.3 muestra una grafica de este tipo para dos
zonas de interés en un yvacimiento carbonatado. €n esta arafica se
puede deducir que el valor de n es de 1.9 20.2. En la practica,
debido a la falta de datos derivados del analisis de nicleos, se

supone un valor den = 2.0 .

ta fig. 3.4 muestra los errores en Que Se incurriria en la
determinacison de Sw para una variacisn de n de 20.2 sobre el
valor medio de 2.0. Como se puede apreciar, tales errores son

relativamente pequeras.

El exponente de saturacién n representa una resistencia

adicional al flujo de la corriente eléctrica debido a:

- La reduccisn en la porosidad que contieme agua por la
fraccison (1-Sw) en la zona no invadida vy (1-Sxo) en la

zona invadida.

- Un incremento en la tortuosidad de 1la travectoria

seguida por la carriente eleéctrica.

- Un decremento en el Area efectiva de la seccien
transversal del pora a través de la cual fluve la
corriente, Esto ocurre, por eijemplo, cuande existen

hidrocarburos taponando los poros.
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De este modo en algunos tasos, tales como cuando se tiene
un yacimiento mojadc por aceite., el valor de n varia en un amplio
rango, lo cual provoca fuertes errores en el cdlculo de la

saturacién de agua.

En yacimientos mojados por agua, el agua irreductible
proporciona un canal caoantinuo a la corriente electrica lo cual
trae consigo que la variacidn de n se confina a un rango muy

pequeno.

En yvacimientos mojados por aceite, agonde el medio continuo
es el aceite, el caminoc de 1la corriente eléctrica es altamente
tortuoso, lo cual causa una alta resistencia al paso de 1la
corriente eléctrica y, por lo tanto, un valor alto de n. Sin
embargo para la mayor parte de los yacimientos carbonatados lcs
cambios en N sSON pPeqUERDSs vy la suposicion de ur valor de n
constante ng produce un error significativo en la dgeterminacion

de Sw y Sxa.

3.3 DETERMINACION DE LA SATURACION DE AGUA UTILIZANDO "m™
VARIABLE Y LA COMBINACION DE LOS REGISTROS EPT-ML

La combinacién de los registros de Propagacien Electromag-
n&ética y Microlog (EPT-ML) es la combinacién de wuna de las mas
sencillas herramientas eléctricas (ML) con una de las mds moder-
nas y sofisticadas herramientas electromagnéticas (EPT). Estas

herramientas tienen en coman que:

- Ambas son del tipo de patin (transmisor y receptar
montados en el patin),

~ lLas dos tienen wuna alta resolucien vertical v una
profundidad de investigacion muy somera.

- tLas dos oproparcionan informacien concerniente a la

existencia de hidrocarburos.
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- La velccidad de reqistro para ambas herramientas es de

2 000 pies/hora aproximadamente,

El Registro ML
El principal uso del Micro-Log 25 la deteccidn de zonas
permeables. Esto lo hace mowitoreando la presencia o ausencia de
enjarre del lodo. Las zonas permeables permiten la invasidn del
filtrado del lodo, lo cual proveca la formacion del enjarcre sobre

la pared del pozo. En las zonas impermeables no existe invasidn.

El Micro-Log es, hoy en dia, el mejor indicador de zonas
permeables., sin embargo, no nos da indicacién alguna de la

magnitud de la permeabilidad.

El Registro EPT

La medicion del tiempo de prapagacién de una onda electro-
magnética en un medio poroso. a diferencia de las herramientas de
resistividad, permite una evaluacisn de la saturacién de aqua
casi independiente de la salinidad del aagua de formacién o del
filtrado del lodo. Esto es debido a gue la constante dieléctrica
del agua, que es el principal factor que afecta la propaaacién de
la onda electraomagnetica a través de esta, es relativamente

independiente de la salinidad del aqua.

La herramienta EPT (Electromagnetic Propagation Tool}
tiene una profundidad de investigacian muy somera que le permite
explarar exclusivamente la zona invadida de la formacian y deter-

minar con precisicn la saturacion de nidrocarburos residuales,

€]l registro consiste en la medicien del tiempo de transito
(nanosegundos/m) vy la atenuacién de wuna onda electromaanetica
entre dos receptores, en {forma similar a los equipos sénicos. €}
espaciamiento muy corto entre los dos receptores le confiere la

resolucion vertical nominal de dos pulgadas. El muestreo del



programa de adquisiction es, generalmente, de 1.2 pulgadas (S

veces mas que las herramientas convencionales?

MATERIAL TIEMPO DE PROPAGACION
ELECTROMAGNETICA (ns/m)

ARENISCA 7
CaLtiza L4
DoLOmMIA B
8
4
3

ANHIDRITA .
ACEITE
GAS .
AGUA 25 - 30

a
1

7
I
3
3

TABLA 3.1 .- TIEMPD DE PROPAGACION ELECTROMAGMETICA
PARA ALGUNDS MATERIALES

3.3.1 SECUENCIA oE caLCuLa DE LA SATURACION DE AGUA
UTILIZANDO s~ VARIABLE

1. Calculo de la saturacidn de agua en la zona invadida, (Sxal.

La ecuacién de respuesta de la herramienta EPT para una
zona limpia es:

tos = tp. P Sx0 + tPaL(I-P) + tp,. ¥ {1-Sxo0) 3.3

donde el tiempo de propagacion en la matriz (tPDww) 5 la suma
ponderada, con respectc al volumen, de los tiempos de propanacisn

de los componentes individuales de la matriz. Esto es:

thma =
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dgonde:
V, es la fraccisn de volumen del componente , de la matriz.
to, es el tiempo de propagacion electromagnética del! comoo-
nente .

si la formacién contiene arcillas, la ecuacion 3.3 queda como:
to; = tPha P Sx0 * tPpma{1-2-V.)) + tpey Voo + tpin. PU1-Sxo0) 3.5
donde:

V.1 ©#s ] volumen fraccional de la arcilla.

tpc: es el tiempo de propaqgacison de la arcilla.

despe jando Sxo de la ecuacién 3.5, se tiene que:

Sxo = (tR1=tDme) + PLEOma=tP) *+ Ve s (tPma=tDes)

PUEDL = tpne )

esta ecuacion es aplicable, también, a formaciones carbonatadas

limpias (donde Y., = 0).

En estas ecuaciones se consideran a 1os parametros tpuae.
tp, ¥ tp.: como constantes para la fermacisen que se este anali-

zando (ver tabla 3.1!.

Las variables @ v V., se obtieren de la interpretacion de
otros registros (por ejemplo: HNeutrdén, Densidad, Seénico, Espec-
troscopia de rayos gamma, etc.). La variable tp, es la lectura

del registro EPT.

El parametro tp. es el tiespo de propagacien electromagné-
tica del agua en la ona tnvadioa. Este es funcicén de la tempera-

tura de la farmacién (fig. 3.5).
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2. Cdlculo de w.

Una ve: obtenido el valor de Sxo, se utiliza para calcutlar
el exponente m a partir de algunas de las ecuaciones Jp satura-
cién de aguse para formaciones arcillosas. Para este raso se
selecciond la ecuacion de Indonesia por haberse obtenido con ella
buenos resultados en el cdlculo de Sw en vacimientos carbonatados
del tedio Oriente, (ver referencia ng. 9). La ecuacisén de Indone-

5i8 para la zona invadida es:

; = + » ®\xo 3.7
Sxo Rcl Rmf

despe jando el exponente & de la ec 3,7, nos gueda:

R R S VR

Rof _ Rmf Vi»
(Sxa Rxo) 2 Rcl

log

lag ¢

dondes
Sxo se obtiene en gl paso 1! a partir de! registra EPT, Rxo
es la lectura oe un registro de resistividad microenfocado y
Rmf es la resistividad del filtrado del todo. tos pardmetros
Rcl vy n, cams ya se explicée. pueden considerarse constantes
para la formacién analizada sin ogue esto cause un error

significativo.

3. Calculo de Sw.

Con el valor de wm se ralcula Sw a partir de alguna ecua~

cién para formaciones con arcillas, en este caso la ecuacion de

Indonesia:



C1-o.n el

- Ver . _F « Rt 3.9
Sw Rel Rw

En esta ecuvacisén la saturacisen de agua depende de los
pardmetros V.:, P y @ 105 cuales se calcularon en los pasos 1 y
2; tambien depende de Rw, la cual se supone constante para la
formacién que se esta analizando; y de Rt, el cual es el valor de
resistividad para la 2ona no invadida leido de algun registro

lateroleg o de induccien.

De esta forma se puede celcular la saturacisn de agua en
las zonas invadida y no invadida de una manera mucho mas exacta

que la calculada suponiendo una m constante.

Praobables Fuentes de Error en el CAlculo de Sw can esta Técnica

Esta técnica de m variable se basa en las ecuaciones de
respuesta de los registros EPT v microenfocados en Ja zona lava-
da. Esto supone que las dos herramientas investigan la zona a la
misma profundidad. Si esto no es asi, los errorec en el calculo

de Sw se incrementan.

Otra posible fuente de error se presenta en capas muy
delgadas, donde 1a resolucidn vertizal de las dos herramientas

puede diferir.

Tambieéen se pueden presentar errores en el casoc de que
existan heterogeinidades laterales en la formacion en muy peque-
Aas distancias vy entonces puedan existir variaciones de m entre
las zonas invadida v no invadida. Esto es debido a gque con est
técnica se calcula una m en la :ona  invadida pars despues ser

aplicado en la fona no perturbada.

105



Para la mayor parte de los casos a analitar con ésta
técnica se espera que estas probables fuentes de error ne causen

errgres significativos.
SUPOSICIONES EN ESTE METODO

En éste método se esta supaniendo gue el filtrado del lodo
desplaza totalmente al agua de formacion, Esta no es cierto, va
que cuando ! filtrado del lodo desplaza al agua de formacién una
fraccisén de esta, definida como FRW, gueda en suspension en la
zona invadida. La resistividad de la mezcla compuesta por agua de
formacién y filtrade del lodo, denominada Rin se puede calcular
suponiendo un modelo de resistencias en paralelc con la siguiente

ecuacién:

1 - FRUW/ P Sxo . 1 - (FRW/¢ Sx0)
Rin Ruw Rmf

3.10

E]l problema de este modelo es el determinar FRW. Existe
muy poca literatura al respecto. La mayor parte de las analistas
de registros geofisicos supone un valor de FRW = 0.0, esto quiere
decir que la zona fue 100 % lavada. Otros suponen algunos valaores
para los numeradores de la ecuacion 3.10, por ejemplo 0.1 para el
termino FRW/P S»0 v 0.9 para !-{FRW/@ Sx0). lo cual significa que
un 90 % de agua de formacién fué desplazada por ] filtrado del

lodo.,

Sibbit vy Boyeldieu en 198] supusieron gue FRW es tqual al
producto de la porosidad por la saturacien de aqua trreductible,
(FRW = @ Sirr).

Se ha determinado aque no todas estas suposiciones son
siempre representativas de las condiciones de la meizcla en la

zona invadida,
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3.4 DETERMINACION DE LA SATURACION DE AGUA, CON m A PARTIR
DE CORRELACIDNES

En caso de no contar con el registro EPT, se pueden
utilizar las correlaciones determinadas por J. W. Focke v D. Munn

{1987) a partir del andlisis de nuiclecs.

Estas correlaciones se basan en el tipo de porosidad que
presenta la formacion., En la fig. 3,6 se muestra un esquema
simpiificade de 1la clasificaciéen genética de los tipos de

porosidad correlacionados con los diferentes tipas de roca.

Para las ropcas tipo I vy !I, caliza v dolomia tarainstone}
con porosidad interparticula (fig., 3.6-a), vy del tipo 1113,
dolomias sucrosicas con porosidad intercristalina v tevtura
cristalina usualmente muvy abierta - fig. 3,6-b), los autores
encontraron una relacidn lineal entre F (factar ce formacisn) v
la porosidad conm = 2,0 vy a = 1,0, como se muestra en l1a fig.
3.7. Sin embargo, a bajas porosidades {aproximadamente menares de
S5 % ) los valores de m tienden a disminuir., Este efecto se discu-

tira mas adelante.

Para las rocas del tipe [V, calizas larainstone) con una
parosidad méldica muy bien desarrollada (fig. 3.4-c). Focke y
Munn encontraron cuatro tendencias que dependen de la permeabili-

dgad (fig. 3.8, 3.9, 3.10 vy 3.1

= 1.2 + 0.18886
= 1.4 + 0,0857
1.2 + 0.002%9
=.1.22 + 0.034

para K < 0.1 mg
para 0.1 ¢ K ¢ 1,0 md
para !.0 < K < 100 md
para K. > 100 md

ACT (T - Y Y

3 3 a3 3
Y

Para las rocas del tipo ¥V, dolomias con porosidad méldica
(las cuales son muy similares a las calizas con porosidad moldi-
ca), los autores no pudieron determinar una tendencia por lo aque

sugieren utilizar un valor de m igual a 2.4 (fia, 3.18).
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Para las rocas del tipo V1 formadas por mudstone con
porosidad de matriz, sin cavernas m  fisuras, e! valaor dem

permanace razonablemente cercano a dos.

Las rocss del tipo VIl son packstones v wackstones can
perosidad vugular y porosidad de matriz muy pobre. Para las rocas
de este tipo, m tiemde a ser mavor a 2.0, dependiendo del grado

de interconexian de la porosidad vugular,

Para las rocas del tipo VIll. rocas con porosidad de
fractura, el valor de m decrece a partir de 2.0 y hasta el limite

tesrico de 1.0, dependiendo del grado de fractura de la roca.

Estas correlaciones se aplicaron en vacimientos carbana-
tados del Medio Oriente, donde se obtuvieron muy buenos resulta-
dos al compararse estos con informacien abtenida de nucleos v del

registro EPT.

Para aplicar estas correlaciones en la evaluacien de
formaciones el vacimiento debera dividirse en capas tomando como
base el tipo de roca predominante. Las capas pueden definirse en
base a nucleos, si se dispone de estos, registro de hidrocarburos
vy/o un modelo detallado del campo apovado en el andlisis de

nacleos, registros v correlaciones.

3.5 EL EXPONENTE "m~= EN YACIMIENTOS CARBONATADOS DE BAJA
POROSIDAD

En vacimientos carbonatados cuando los valores de porasi-
dad son menores de alrededor cdel S % aprovimadamente., los valores
del exponente m tienden a ser menores a 2.0 (fig. 3.13), contra-
rio a lo esperado, debide a gue al disminuir 1a porosidad la roca
se encuentra mejor cementada y la tortuosidad debe ser mavor, lo

cual supuestamente deberia incrementar el valor de m.
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€s posible que este supuesta comportamientc “anormal' del
exponente m a bajas porosidades se deba a microfracturas (ya sea
inducidas o naturales}), pero nc se ha encontrado evidencias que

soporten esta hipotesis.

A, M. Borai estableciae., en 1987, a partir ael andlisis de
registros geofisicos y de nicleos una nueva relacién para vaci-

mientos carbonatados de baja porosidad:

m = 2,2 - (0.35/(p + 0.042)) 3.11

En la fig, 3.13 se represesntan las ecuacicnes de Shell,
Archie, la obtenida por Boraj y datos de ctampo obternidos a partir

del analisis de naicleos.

En esta figura se obseva que mientras gue para la ecuazién
de Shell el valor de m aumenta a bajas porosidades, para los da-
tos de campo sucede lo contraric, es cdecir, el valor de m dismi-
nuye al tenerse bajas porosidades. Esta tendencia se coanfirmé con

e)l uso de la herramienta EPT (fig. 3.14),

Esta correlacién tiepe una aran aglicacisn prdctica en
matrices de baja porosidad, donde pequeros cambics en a producen
fuertes variaciones en el valar de saturacion de agua. Con ésta
correlacion se obtienen como resultado valores de saturacisn de
agua, en carhonatos de baja porosidad, mucho mencres que los
calculados con la ecuaciéan de Shell. En este caso, €1 uso de la
correlacion de Shell o de cualquier otra correlacidén tienden a
dar como resultado valores de saturaciér de agua mas altos, lo
cual nos lleva a calcular volumenes de hidrocarburos menores a

los reales.

Un estudio de las formaciones carbonatadas de Abu Dhabi
dié como resultado gue las correlacicnes comdnmente usadas para

obtener el exponente m fallan al calcular la saturacion de agua
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en carbanatos de baja porosidad., mientras gue la correlacien aqui

presentada praporcionse buenos resultados.

€1 usoc de esta correlacien reduce significativamente los
calculos de saturacién de agua en carbonatos de baja porosidad,
agemas de proporcianar resultados ma&s exactos,
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cAP1ITULDO v

METODOLOGIA PROPUESTA PARA EL. ANALISIS DE YACIMIENTOS DE
LITOLOGIA COMPLEIA

En éste capitulo se describe el procedimiento de cdlculo
para el analisis de vacimientos carbonatados basado en las

tecnicas explicadas en los capitulos anteriores.

El objetivo de este procedimiento es, mediante el uso de
una computadora, determinar la litologia, porosidad vy saturacién
de agua en vacimientos carbonatados. tamando en cuenta la posible

existencia de pirita en la formacign.

Para el cdlculo de porosidad v litologia este procedimien-
to se basa en el método de Litoporosidad propuesto por Burke y en

el método de Donald G. Davis para cuantificar el contenido de

pirita en la formacian,

Por otro lado, para la cuantificacion de la saturacicn de
agua se utiliza un valor de m variable. el cual es calculado por
medio del reqgistro EPT 4. en caso de no contarse con éste regis-
tro, a partir de correlaciones basadas en el tipo de porosidad
que presenta la formacion. Adicionalmente, en el caso de que la
paresidad sea muy baja, se usa la correlacion de A. M, Borai para

determinar el valor de m.
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INFORMACION REQUERIDA

La informacion reguerida para aplicar éste procedimiento

es la siquiente:

- Registro de Porosidad Meutrén
- Registro de Litodensidad

- Registro Sénico de Porasidad
- Reaistro de Resistividad

- Registro de Microresistividad

- Registro de Tiempo de Propagacion Electromaanética

- Aesistividad del! agua de formacion

Adicionalmente, para mejorar la calidad de los resultados.

es conveniente contar con la siguiente informacien:

- Anilisis de agua de la formacidn

- Andlisis de nucleos lanadlisis mineralégico, tipo de poro-

sidad, permeabilidad, etc.)
.- Registro de falibracion del pozo
- Perfil de Temperatura del pozo
- Caracteristicas del lodo de perforacién

- Diametro de la varrena

PROCEDIMIENTEO PARA EL CALCULD DE POROSIDAD ¥ LITILOGIA

1. Checar que las lecturas de los reaistros no presenten

valeores fuera de ranao.

a. Calcular el indice de arcillosidad por medio del registro de

Rayos Gamma.

3. Corregir las lecturas de los registros por
arcillosidad v diametro de agujera.

de
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Determinar los valores de M v N (ecs. 2.3 y 2.4 y se

construye la grafica de M vs. N.

Se construyen las graficas de apovo: ® v&8., Pu. fu VS, at vy

Pi ¥8. at.

En base a la grdfica de M vs. Ny con la ayuda de las
graficas de apoyo se seleccionan lps tridnqulos litolsgicos
a usar, En caso de que exista arcilla en la formacion se
determinan los valores de€ Prmes  Pume. Y atm.: como se

explicé en el capitulo 2.

Se construve el sistema de ecuaciones, para cada trianqulo
(excepto para los que presenten porosidad secundarial.en
forma matricial (A-B = %} v se obtiene la matriz inversa de

la matriz de coeficientes (A-'),

Se toma un punto a analizar v se determina a aque tridngulo

litolégico caorresponde.

Se selecciona la matriz A" correspondiente al trianaule

litolégico determinado en e! punte anterior.

Se obtienen la poreosidad vy las fracciones de minerales
(vector %) multiplicandos la inversa de ia matriz de coefi-
cientes (A~') por el vector formado por las lecturas de los

reaistros (vector O).

Se ajusta la suma de las fracciones de minerales vy porosi-
dad, de modo que sea igual a 1.0 vy gue no existan valores

negativos. Este ajuste se realiza de la siquiente manera:

51 alguna fraccieén de mineral o la porosidad tiene un valor

negativo, se le asigna el valar de cero.
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16,

Se suman los valores de las fracciones ague resultaron
negativas y se distribuye algebraicamente esta suma entre
los valores de fracciones de minerales y porosidad gque sean

positivas.

51 no existe porosidad secundaria se pasa al punto la.

En caso de existir porosidad secundaria, se calcula el valor
de ast.. con las fracciones de volumen encontradas en el
punto 11 vy se farma el sistema de ecuaciones que representa
a este triargulo, toemando en cuenta que el tiempo de

trdnsito para el fluido en las fracturas e5 iQual & atwa.

Se resuelve este sistema para obtener los valores de
porosidad primaria v secundaria, vy las fracciones del

mineral 1 v 2 gue constituyer la rcca.

Se ajusta la suma de las fracciones de minerales y porosi-

dad, del mismo modo que en el puntc 11.

Se determina la presencia de pirita en la formacisén., s1 el
valor de A7 es negativo o menor 2 alguan valor de coarte dado
se asume la presencia de pirita en la formacion, En el caso

contrario se pasa at ounto 32.

Establece los limites de perosidad, ¥ v fu, para la itera-
cién, & inicia un cantador para estavtlecer un numero marimo

de iteraciones. Para la primera 1teracioen: Py = P = QL

Corrige el valar de /. por efectsn de la pirita, restdndole

algebraicamente el valor de .p .

Determinar los valores de (atnalte v (Pund.. los cuales son

las coordenacas del punto X. Ver figs. 2.20 vy 2.21.
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20.

21,

22.

a3.

24,

as,

a26.

Comprobar si el punte X cae entre las lineas PQ y FD: si no,
se mueve el punto X hasta la linea aue se encuentre mas

cercana a el.

Si X cae a la derecha de la linea PL, establecer el punto Y
sobre la linea DL, en caso contrario, si X cae a la
izauierda de la linea PL establecer el punto Y sobre la

linea LO.

Calcular el volumen de pirita con la siguiente ecuacidén.

Vs e =

Bl

Corregir el valor de porosidad por efecto de la pirita.
Pe = 2 (1 = V,,.)

Correqir los valares de f.. fo v st por efecto de! conte-

nido de pirita en la formacian.

P = P /(L = V)
Poec T 1Pu = (Voo & Puycd) 4 (1 - Vo)

ate = tat = (at * atoadY 72 (1 - Vo0

Probar si el valor de @ se encuentra entre los limites de la
iteracidon. Si la prueba ©s satisfactoria pasar al punto 313

en caso contrario continde.
Actualice los limites de ¢ para la iteracign.

Po= @ + 0,002
o= 9 - 0,002
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27.

as.

29.

30.

3t.

J2.

33.

Checar si se ha llegado al nimero maximo de iteraciones. De
ser esto cierto pasar al punto 31, indicando que para este
punto se llegs al nimera maximo de iteraciones. Si no,

continde.

Calcular sta..

at. = 2 0 ate + (1 - P) atma

Si st es menor que at., at: toma el valor de st.: en caso

contrario, ate toma el valor de at.

Pase al punto 1%,

Calcula las fracciones de los otros minerales utilizando el
método de graficas cruzadas con los reaistros CNL v FDC o
Litodensidad.

¢Se han analizado todos 1o0s puntos del intervala? Si la
respuesta es ne, regresar al paso numero B, Si ya se han

analizado todos los puntos continae.

Resultados. Se presentan resultados de porosidad primaria
y/0 secundaria en forma tabulada, al! igual gue los resulta-
dos de litologia. También se elabora una agrafica de litolo~-

gia y porosidad primaria y/o secundaria vs. profundidad,

PROCEDIMIENTO PARA EL CALCULO DE LA SATURACION DE AGUR

A). Con “m" a partir de los registros EPT-Microlog.

34,

Checa que se cuente con el registro EPT v con Rxo. En caso
de no contarse con alguno de estos dos registros, pasar al

punto namero 42,
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3s.

3&.

37.

38.

39.

40,

/.

42.

43,

Se toma un punto a analizer y se checa el contenido de
pirita. 5i este es mayor de 7 %, el valor de Sw para este

punto no serd confiable.

S1 existe pirita en la formacidn v su volumen es inferior al
7 % {0 < Vui ¢ 0.07) se corrige el valor de Rt y Rxo de

acuerdo con las figs. 2.16 vy 2.17.

Calcular el valor de tp.. con la ec 3.4, utlizando la lito-
logia ralcutada anteriormente, v 21 valor de tp., utilizando
la fig. 3.5.

Determinar la saturacicn de agua en la rona invadida con la

ecuacidén 3.6,

Calcular el valor de s con la ecuacion 3.8, o con algan otra

ecuacion para determinar Sxo.

Se obtiene el valor de Sw a partir de la ecuacieéen 3.9, 0 con
algun otra ecuacion de Sw. Ademads, si 58 desea, s5€ calcula

Sw con la ecuaticn de Archie y = igual a 2.

iSe han analizado todos los puntos del intervalo? Si la
respuesta es no, regresar al pase namerg 35. Si ya se han

analizado todos los puntos contindge con el punto no. Si.

Con "a™ cobtenida a partir de correlaciones.

Se subdivide el intervalo a analizar en ‘“paguetes" o

subintervalos seaqdn el tipo de porosidad que posean.

Se toma un “"pagquete” vy se determina su tipo de porosidad.
En caso de que la porosidagd de este sea del tipo 1V se

necesita conocer la permeabilidad de este subintervalo.



Ly,

us,

L1-1

u7.

48.

4.

S0.

S1.

Se toma un punto del subintervalo a analizar v se checa el
contenido de pirita. Si este es mayor de 7 %, el valor de Sw

para este punto no serd confiable,

Si existe pirita en’la formacisn v su volumen es inferior al
7 4y (O < Vo, £ 0.07), se corrige el valor de Rt y Rxo de

acuerdo con las fias. 2.1&8 vy 2.17.

Si la porosidad es menor a algun valor de corte dado (ver
referencia no. 17) se calcula m con la correlacien de A. M,
Borai, ecuacién 3.11, vy se salta al paso no. 49. En caso

contrario caontinge.

Se selecciona la correlacion de m a utilizar en base al tipo
de porosidad. Si la porosidad es del tipo IV se selecciona
la correlacion a usar en base al valor de permeabilidad de

la formacian,

Se calcula e! valor de m con la correlacion seleccionada en

el paso anterior.

Se calcula Sw v Sxo a partir de las ecuaciones 3.9 v 3.7,
@ con algun otra ecuacion para determinar Sw v Sxo. Ademds,

se calcula Sw con la ecuaridn de Archie y m igual a 2.

iSe han analizado todos los puntos del subintervalo? St le
respuesta es no, regrese al paso numero 4. Si ya se han
analizado todos las puntos del subintervale v todavia queda
algun otro subintervalo por analizar pase al punto no. 43.

Si ya se han analizado todos las “"paguetes” o subinter.alos

en que fue dividido el intervalo principal contince.

Se presentan resultados de Sw calculada conm variable v Sw
determinada con m = 2,0 en forma grafica v tabular. Ademas

se indican los intervalos donde los valores de saturaciéon de
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agua no

son confiables

en la formacien,

Ademas se presentan los

y tabular.

En la

debido a un alto contenido de pirita

valores de Sxo v m en Ycrma gréafica

fig. 4.1 se presenta el diagrama de flujo simplifi-

cado carrespondiente a esta metodologia.
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FIG. 4.1 - DIAGRAMA DE FLUJO DE LA M
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POROSIDAD ¥ LITOLOGIA
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CAPILTULD v

EJEMPLOS DE APLICACTION

Para ejemplificar la metodologia de calculo propuesta en
el capitulo anterior, se presentan en éeste capitulo el analisis

de dos pozos pertenecientes a la Regién Marina.

Casag 1 : Pozo “A"

El primer caso corresponde a un pozo de la Regisén Marina,
en el cual se calculée la porosidad, litologia v distribucidn de
fluidos en el intervalo 5138 - 5195 m.b.m.r. perteneciente al

Cretadcico Medio.

En la fig. 5.1 se presentan las graficas de apoyo para el

método de litoporosidad obtenidas para este intervalo.

En la grafica de M vs. N se aprecia gue ésta formacign
esta compuesta, principalmente, de calizaj ccn arcilla en alaunos
puntos vy, en menor cantidad, dolomia. Ademds, el tipo de
porosidad predominante es5 primaria. Esta composicien se aprecia

claramente en la grafica de A, vs. f.

Los parametros determinados para la arcilla a partir de
éstas graficas fueron los siguientes: Prnee = 0.15%  Puwme = 2.65

gr/cm® ¥y atme = B0 us/pie.

En la fig. 5.2 se presentan los resultados de porosidad y

litologia correspaondientes a este intervalo. Estos resultados
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muestran que se trata de una caliza arcillosa con peguedas canti-
dades de dolomia en alqunos intervalos; practicamente nc presenta
porosidad secundaria. A partir de 5178 m. la porosidad es muy

baja.

€stos resultados se pueden comparar con los obtenidos por
una companria privada con el métode llamado ELAN®, los cuales se
muestran en la fig. 5.3. Para este caso, 10s resultados obtenidos
can la metodologia propuesta y la teécnica ELLAN son bastantes
similares. Los resultados en forma tabulada de la metodologia

aqui propuesta se presentan en la tabla 5.1.

Para la determinacion de la distribucion de fluidos se
utilize el método de e variable obtenida a partir de la combina-
cién de los registros EPT - MSFL. Los resultados obtenidos se

presentan en la fig. 5.2.

Como se puede ver, en e¢ste intervalo la Saturacidén de agua
obtenida con esta técnica es un poco mayor a la obtenida con la
ecuacion de Archie v m = 2, excepto a partir de 5177 m,.,, donde

los resultados obtenidos con ambas técnicas son muy similares.

Estos resultados se pueden comparar, nuevamente, con los
con la técnica ELAN, los cuales se presentan en la fig. 5.3, Como

se ve, ambos resultados son similares.

En la tabla S.1 se presentan en forma tabular los resulta-

dos ohtenidos con la metodologia aqui propuesta.

CASO 2 : Pozo "B*

€ste caso corresponde, tambien, a un pozo del area marina.

€l intervalo analizado (3090 - 3140 m.b.m.r.) pertenece a la

Brecha del Paleaceno.
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En la fig., 5.4 s presentan las graficas de apoyo del
metodo de litaporasided para este intervalo.

En la grafica de M va. N se pbserva que se trata de una
formacién compuesta de caliza vy dolamia oprincipalmente. con
arcilla en peguedss cantidades. Ademas, se aprecian algunos

puntos con poraosidadg secundaria,

En la grafica de A, vs. at se determinsg el tiempo de
transite v deasidad de matriz para la arcilla (at.. = BO us/pie
Y Po = B.65 glem™),

En la gréfica de A, vs. Ae s8 oObserva claramente que la
formacian esta compuesta, principalmente, por una mezcla binaria
raliza-dolamia. £€n ésta grafica se determing Qque la Fr.. de la
arcilla es 18 %,

En la fig. 5.5 se muestran los resultados abtenidos con
ésta técnica. Se observa gque en el intervalo 3090 - 31287 m. la
litologia es una mezcla de dolomia (&0 %) v caliza (40 %) limpia,

can algunas puntos que presentan porosidad secundaria,

En la fig. 5.4 se presentan las resultados abtenidos con
la técnica de procesasmiento de reglstros por computadora denomi-
nada GLOBAL®, En este caso, los resultados obtenidas con ambos
procesos son similares. Ea la tabla 5.2 se presentan en farma ta-

bular los resultados ebtenidus con Ja metodologia aqui propuesta.

La Saturacian de agua se cajculé utilizando la teécnica de

m variable obtenida con los registros geofisicos EPT - Mu,

Los resultadeos se presentan en forma tabular en la tabla
5.8 y en forma grafica en la fig. 5.5, En este casc, 1a Satura-
cisn de Rgua calculada con la metodologia agqui  propuesta vy 1a

calculada con la ecuacisn de Archie y @& igual a 2 son muy



o8IL (&
e8Il (1)

DENSIDAD TOTAL

0.7 0.8 © 60 80 100 120
TIEMPO DE TRANSITO

1.8
120

»
~

DENSIOAD TOTAL
n
IS

n
S

TIEMPO DE TRANSITO

3.0
0.0 0.4 0.2 0.3 0.4 0.0 0.4 0.2 0.3 0.4
INDICE DE POROSIDAD NEUTRON INDICE DE POROSIDAD NEUTRON

FIG. 5.4 .- GRAFICAS DE APOYO PARA LA DETERMINACION CUANTITATIVA DE
POROSIDAD Y LITOLOGIA DEL POZ0 °B*



m VARIABLE
---------- m=20

foa—m

FIG. 6.5 - RESULTADOS DEL POZO *8%, OBTENIDOS CON LA METODOLOGIA AQU
PROPUESTA (CASO2).



FIG. 5.6 .

——
-z canasyenstias P l cois wros | svees ot rmesien
- oL L FRowation LT PCA VO LRty
SEterat e mpee
nice to Pwieant
o Swooos 3ol .
L LI LT E R
23 gnfse 30 Catare
A o Pepess
et | A e |
S e o, ORI TTN TP
{ ] T
| : L
Sk |
: N I L
3100 -
YRR !
v 1 T :
! :
e )
DY -
RN a
i - -
T
H % i R
i ! '
i 3 j i
L9 o
S0
: T —
i ? :
| : i
4 Ve k. ——

RESULTADOS OBTENIDOS CON LA TECNICA GLOBAL

PARA EL POZ0 "B"

(CASO 2)



teEssinaD ia

208uR3

b

aq

AT

B - T I G S TS
o am 2
183 R

3R

"

e
.
2
o

Rty

PETIPN

e oo

ol

.

'
e R e 3 e 3wt e Y ks BN R
[T R

e et ks

B R
"o

-
e

¢ H
2, H
K B
& .

p—

TAZLA 52 - GESULTADCS DEL FOZT '8 TRTENDIS IONLANWETIDC TSA AZU FROFLESTA (CASD T



CAPITULD v

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Con la informacion obtenida de la aqrafica de M vs. N, la
ecuacisn de balance de materia v las ecuaciones correspondientes
a los tres registros de porosidad (CNL, FDC y BHC) se resuelven
simultaneamente para obtener valores de porosidad v litoloaia en

forma sencilla vy precisa,

La grafica de M vs. N permite identificar la existencia
de porosidad secundaria en forma de cavidades v/o0 fracturas, Esto
es debido a que los registros CNL vy FDC responden a la porosidad
total de la roca, mientras que el registro Sdnico de Parosidad
{BHC) sélo reuponde a la porosidad que estd homogéneamente
distribuida en toda la roca. Por lo tanto, el pardmetro M se

incrementa en formaciones con porosidad secundaria.

Debido a que las lutitas son una mezcla de arcillas v
algunos otros materiales, no se puede fijar un punto sobre la
grafica de M vs., N gue las caracterice. Por esta razén se repre-
sentan por una regién, la cual se encuentra marcada con la
palabra "LUTITAS" (fig. 2.4},

Las graficas de apovo del método de Litoporosidad son muy
Gtiles para verificar la interpretacion de la grafica de M vs. N
e identificar minerales no conocidos en la formacion, Ademds, en
formaciones arcillosas. nos sirven para determinar los pardmetros

de matriz de la lutita,
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El hecho de que dos formaciones arcillosas diferentes
tengan valores de M y N parecidos ¢ 1iquales para la lutits no
necesariamente significa que los valores de matriz de las lutitas

de ambas formaciones sean parecidos entre si.

El método agui presentado para calcular el contenido de
pirita en la formacién es pococ sensible a la composicien de la

mezcta dolomia-caliza.

Cuando }a porosidad e€s menor a 10 % y el contenido de
pirita en la formacién alcanza valores superiores al 7 % u 8 %,
los efectos que causa la pirita sobre la porosidad pueden traer
como consecuencia el pasar totalmente por alto un intervaloc con

altas probabilidades de oroducir hidrocarburos.

Comparando los resultados de porosidad v litoloaia. obte-
nidos con e] método aqui propuesto, de los pozos "A" y "B" (figs.
5.8 y 5.5, respectivamente) con los resultados obtenidos para las
mismos pozos con las técnicas ELAN vy GLOBAL (figs. 5.3 v S.6) v
can datos derivados del analisis de nucleos, se concluve que la

metodalogia propuesta produce resultados confiables.

En formaciones que contienen pirita el registro de Induc-
cién, debido @ sy alta frecuencia, ofrece resultados malos. En
éste tipo de formaciones se recomienda tomar el reaistro Doble

Laterolog.

Cuando el volumen de pirita en la formacion es mavor,
aproximadamente, a 7 % se establece un canal continuo al fluio de
carriente, lo cual trae como consecuencia la imposibilidad de

calcular le saturacion de aqua a partir de reaistraos electricos.

El exponente m no es funcién de la porosidad solamente,
sino que también depende de los cambios de textura en la roca v

de heterogensidades causadas por cavidades y/o fracturas.



Las formaciores caon litologia compleja frecuentemente pore-
sentan fuertes cambios en 1la textura de la roca y/e cavidades y

fracturas, lo cual provoca fuertes variaciones en el valor de a.

Los modelos empiricos vy teorices desarrollados para el
cdleculo de = tienen limitadas aplicaciones en vacimientos de
litologia compleja, ya Que no describen la variacién de s en cada
punto de la formacién ni  reconocen el sionificado qeolosqico v

petrofisico de m.

La sensibilidad de los valores calculados de Sw con res-
pecto a la variacién en €] valor de & es muy alta. Se puede

incurrir en errores de % 100 % en el cdlculc de Sw,

El coeficiente a en la ecuacion de Archie es un parametro
empirico que se ajusta cuando no se tiens el valor real de a y se
emplea una técnica promedio para determinarlo., Cuando se usa el
valor real de m, esta implicito Que a es ijgual a wuno en la

ecuacicen de Archie.

La sensibilidad de los valores calculados de Sw con

respecto a la variacién de n es muy baja.

En vacimientos mojados por  agua, el agua irreductible
proparciona un canal continuo al flujo de la corriente eléctrica,
lo cual trae consigo que la variacién de n se confina a un rango
muy pequero. De esto se concluye que el usar un valor de n igual
a dos, en vyacimientos mojados por agua. na produce errores

significativos en el cdlculo de Sw.

El determinar un valor variable de m para cada punto per-
mite alcanzar una mayor precisicen en la evaluactidn de la satura-

cisn de hidrocarburos.



Comparando los resultados de 5Sw obtenidos con el método
propueste (figs. 5.2 v 5.5) con los resultados obtenidos por la
compadia privada (figs. 9.3 v 5.6) y con informacisn de campo, se
concluye que los resultados cbtenidos con el métede agui prooues-
to son confiables.

Las correlaciones usadas comunmente para calcular el valor
de m arrojan resultados errdneos en formaciones carbonatadas de
baja porosidad. ta correlacian de A. M. Borai ofrecisé buenos

resultados en vacimientos carbonatados de baja porosidad.

De la combinacieén de los reagistros EPT y ML (MSFL & PL) se
ha desarrollado un método que permite calcular el valor de m para
cada punto, lo cual permite determinar de manera , indirecta la
textura de la roca v definir la heterogeneidad del sistema poro-
s50; ademds de proparcionar una mayor precision en el cdlculo de

la saturacisén de hidrocarburas.



+«+ NOMENCLATURA

a = Coeficiente en la Ecuacién de Archie
BHC = Registro Sénico de Porosidad
CNL = Registro de Porosidad Neutron Compensado
EPT = Registro de Tiempo de Propagacisén Electromagnética
F = Factor de Formacién
FBC = Registro de Densidad Compensado
FRW = Fraccién de Agua de Formacién que no es Desplazada por el
filtrado del lodo
IPS = Indice de Porosidad Secundaria
k = Permeabilidad (md)
ML = Microlog
m = Expponente de Cementacidn
n = Exponente de Saturacicn
Rin = Resistividad de la Mezcla de Agua de Farmacioen y Filtrado
del Lodo (ohm-m)
Amf = Resistividad del Filtrado del todo (ohm-m)
Rmc = Resistividad del Enjarre gel Lodo (ohm-m)
Rt = Resistividad de la Zona no Invadida tohm-m)
Rxo = Resistividagd de la Zana Invagida (ohm-m)
Rw = Resistividad del! Agua de Formacion (ohm-m)
So = Saturacién de Aceite
Sxg = Saturacion de Agua en la Zona Invadida
Sw = Saturacion de Agua
tp = Tiempo de Propagacicen Electromagnetica (ns/m)
#u = Porosidad Neutron (u.p.c.)
#un = Porosidad a Partir de los Registros Neutrén v Densidadg
P. = Porosidad Secundaria
Pu» = Densidad de la Formacién (g/cm™)
af = Correccion del Registro de Densidad (g/ca™)
at = Tiempo de Transito de la Formacion (us/pie?
o = Factor de Absorcion Fotoelectrica

Subindices

a = Aparente
anh = Anhidrita
cal = Caliza

cl = Arcilla
dol = Dolomia

f = Del Fluido
hecs = Hidrocarburos
lut = tutita

ma = De Matriz
o = Aceite

sh = Lutita

w = Agua
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