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RESUMEN 

En este trabajo se analiza la relación entre las propiedades petrofísicas y su importancia 

para caracterizar los yacimientos petroleros. Se presentan las diferentes propiedades de la 

roca (, S, k, etc.) y su interacción con los fluidos contenidos en ella (agua, aceite y gas), de 

igual manera se describe cómo obtener cada una de estas propiedades y su importancia en 

el área de yacimientos. 

En el Capítulo 1 se define el concepto de petrofísica, además de las propiedades 

petrofísicas utilizadas en este trabajo para el sistema roca y el  sistema roca-fluidos, de 

igual manera, se menciona una breve explicación de las rocas sedimentarias. 

En el Capítulo 2 se describen las principales formas de obtención de datos petrofísicos 

utilizando muestras de roca, registros de pozo, sísmica y pruebas de laboratorio. En algunos 

casos se describen dos métodos para obtener la misma propiedad. 

En el Capítulo 3, el objetivo es mostrar la importancia de la petrofísica en la caracterización 

de yacimientos petroleros, el papel que juegan las propiedades anteriormente descritas y las 

relaciones que se tienen entre ellas, para poder obtener diferentes parámetros por medio de 

ecuaciones y correlaciones. 

En el Capítulo 4 se muestran ejemplos de la aplicación de la petrofísica en la 

caracterización de yacimientos petroleros en arenas y en carbonatos, resaltando la 

importancia que representa obtener mediciones exactas de las propiedades petrofísicas para 

lograr una buena caracterización y, posteriormente, un buen desarrollo del campo, así como 

una explotación óptima. 

En la parte final, con base en todo lo descrito en este trabajo, se presentan las 

observaciones, conclusiones y recomendaciones pertinentes, resaltando que determinar las 

propiedades de las rocas que conforman el yacimiento es de suma importancia, ya que al no 

obtener un buen valor de éstas, se incurre en errores que en un momento dado pueden 

condenar a un intervalo productivo del yacimiento o bien al yacimiento mismo, por lo que 

es muy importante que los encargados de obtener tales propiedades sean muy cuidadosos y  

hagan las evaluaciones lo más exacto posible. 
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INTRODUCCION 

 

La petrofísica es una herramienta fundamental para los Ingenieros Petroleros ya que ayuda 

a caracterizar los yacimientos petroleros para una mejor planeación de su desarrollo y 

lograr la óptima recuperación de hidrocarburos. 

 

La expresión general para el flujo de fluidos en medios porosos fue desarrollada por Darcy 

en 1856 por medio de investigaciones  de flujo de agua a través de filtros de arena, en las 

que involucró varios parámetros. Esta ecuación es conocida como la ley de Darcy. Aunque 

la ley de Darcy se estableció para el flujo de fluido en una sola fase a través de un medio 

poroso, es actualmente también aplicable a flujo multifásico.   

 

El estudio del flujo de fluidos en las rocas y su relación con varias de sus propiedades se 

comenzó  en 1927, cuando Kozeny resolvió las ecuaciones de Navier-Stockes para el flujo 

de fluidos considerando al medio poroso como un conjunto de tubos capilares de la misma 

longitud. Él obtuvo una relación entre permeabilidad, porosidad y el área superficial. Casi 

al mismo tiempo, los hermanos Schlumberger introdujeron los primeros registros de pozos. 

Estos acontecimientos tempranos, resultaron importantes para mejorar el desarrollo de 

equipos, las operaciones de producción, la evaluación de formaciones y la eficiencia de 

recuperación de hidrocarburos. En las décadas siguientes el estudio de las propiedades de 

las rocas y el flujo de fluidos a través de éstas se intensificaron, por lo que se realizó un 

gran esfuerzo en la investigación por parte de las compañías petroleras más importantes.   

 

La ecuación de Hagen-Poiseuille, aplicable para un tubo capilar recto, es la ecuación más 

simple de flujo.  Adjuntando un factor de tortuosidad, Ewall usó una distribución de 

tamaño de poros  para calcular la permeabilidad en arenas. Los valores de permeabilidad 

calculados se ajustaron a los obtenidos experimentalmente con un error del  10%. Era 

entonces capaz de mostrar cantidad relativa de fluido que fluye a través de los poros 

seleccionados por tamaños.  Por lo tanto, la ecuación de Hagen-Poiseuille modificada 

explica la ruta tortuosa que sigue el flujo en la roca, ésta puede ser usada para un análisis no 

riguroso de las características del flujo de fluidos en el medio poroso. 

 

En 1936, Hassler habló de procedimientos y aparatos para la determinación de propiedades 

del flujo multifásico en las rocas. Morse introdujo un método de estado regular dinámico, 

para flujos simultáneos de fluidos en las rocas, usando una pequeña pieza de roca en la cara 

del núcleo, la cual distribuía uniformemente los fluidos que ingresaban a la muestra. Ellos 

mostraron que los valores consistentes de las permeabilidades relativas de dos fluidos 

fluyendo podrían ser obtenidos como una función de la saturación de la fase mojante.   

 

En 1942, Archie habló de las relaciones entre la resistencia eléctrica de los fluidos en 

medios porosos y la porosidad.  Archie propuso las ecuaciones que cambiaron la 

interpretación de los registros de pozos de un análisis cualitativo de formaciones a la 

determinación cuantitativa de la saturación de fluidos in situ. Éstos y los siguientes 

desarrollos llevaron a mejorar la evaluación de las formaciones, la caracterización de los 

yacimientos y la optimización en la recuperación del crudo.   
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En 1950, Archie  sugirió que este esfuerzo especializado de investigación debería  ser 

reconocido como una disciplina distinta bajo el nombre de petrofísica. Archie realizó 

posteriormente un trabajo en el cual habló de las relaciones entre los tipos de roca, el 

ambiente sedimentario y las propiedades petrofísicas. 

 

En 1952, Welge desarrolló un método para calcular el porcentaje de las permeabilidades 

relativas como una función de la saturación de la fase mojante por el desplazamiento en 

estado inestable de aceite en la roca, usando gas o agua como la fase desplazante. 

 

Entonces, en 1959, Johnson amplió el trabajo de Welge, permitiendo el cálculo de las 

permeabilidades relativas individuales, a través de los desplazamientos de los estados 

inestables. Este método es el más usado ya que hace una corrida en poco tiempo y los 

resultados son consistentes con otros métodos que requieren varios días para completar el 

análisis. 

 

La investigación de la petrofísica llegó a un período de estancamiento en 1960, pero recibió 

gran énfasis en las décadas siguientes con la llegada de la recuperación mejorada con 

métodos químicos y térmicos.  

 

En 1978, Jones y Roszelle presentaron un método gráfico para la evaluación de 

permeabilidades relativas por el método de estado inestable. Las aplicaciones del concepto 

de permeabilidades relativas para análisis del rendimiento del yacimiento y predicción de la 

recuperación fueron introducidas por Buckley y Leverett, que desarrollaron dos ecuaciones: 

la de flujo fraccional y la de avance frontal. Estas dos ecuaciones permiten el cálculo de la 

recuperación de aceite que resulta del desplazamiento por un fluido inmiscible (gas o agua). 

 

 La investigación sobre los mecanismos de desplazamiento de las soluciones químicas, el 

aceite residual entrampado, las mediciones de la saturación de aceite residual, las relaciones 

que hay entre las fases de los fluidos en el medio poroso y otras características complejas 

del comportamiento de los fluidos en las rocas del yacimiento, han generado nuevas áreas 

de investigación en la petrofísica. Actualmente se ha puesto mayor énfasis sobre el origen 

de las rocas y el petróleo, ya que la composición del mineral de las rocas y las propiedades 

químicas del crudo están involucradas en las características del flujo de los fluidos y la 

cantidad de la saturación del aceite residual. 

 

En la evaluación de cualquier yacimiento petrolero, nuevo o maduro, para obtener un gasto 

máximo de producción y una máxima recuperación de hidrocarburos se requiere de un 

minucioso conocimiento del transporte de fluidos en las rocas y de las interacciones del 

sistema roca-fluido que influyen en el flujo del fluido. Conocimientos generales de los 

fenómenos del flujo de fluidos pueden ser adquiridos a través de estudios sobre muestras de 

roca. 

 

 El comportamiento de un yacimiento en específico puede únicamente ser predicho por los 

análisis de las propiedades petrofísicas del yacimiento y la interacción del sistema roca-

fluido obtenidos de muestras de núcleos del yacimiento. Los análisis de núcleos únicamente 

arrojan datos de ubicaciones dentro del yacimiento, por lo tanto, el análisis petrofísico debe 
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ser examinado con respecto a las correlaciones geológicas, mineralógicas y de registros de 

los pozos del yacimiento en desarrollo, para tener una caracterización óptima.  

 

En la Figura 1 se muestran las diferentes fuentes de información para determinar datos 

petrofísicos: BHTV = Telespectador en la perforación, FMS = Micro escáner de la 

formación,  MWD = Mediciones mientras se perfora, VSP = Perfil sísmico vertical. La 

petrofísica juega un papel clave en la caracterización de yacimientos petroleros, haciendo 

uso de  todas las fuentes de información disponibles, ya sean mediciones o interpretaciones. 
 

 
Figura 1. Papel fundamental de la petrofísica en la geociencia de yacimientos. 

 

Hay dos requisitos que sobresalen en la petrofísica. El primero es para una simple y más 

efectiva evaluación del yacimiento; la cual provee una descripción del yacimiento de una 

forma tal que sea más fácil dirigir la caracterización para propósitos de la simulación. El 

segundo es para una mejor administración en la eficiencia del yacimiento a un bajo costo 

con operaciones totalmente seguras. La clave para el futuro se encuentra en una efectiva 

caracterización del yacimiento en 3D completándose con la integración de datos 

geológicos, geofísicos y petrofísicos.  

 

Los problemas fundamentales, que deben ser superados, son relacionados con la física de 

las escalas de las gráficas y el manejo relacionado con la heterogeneidad y anisotropía. Los 

beneficios finales incluyen las operaciones más seguras, pozos definidos con una mejor 

ubicación y por lo tanto una mayor eficiencia en la recuperación de hidrocarburos. 
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1. DEFINICIONES Y CONCEPTOS BÁSICOS. 

 

 

Definición de Petrofísica 

 

La petrofísica puede ser definida como el estudio de las propiedades físicas de la roca y del 
sistema roca-fluidos del yacimiento y  sus aplicaciones en ingeniería petrolera. Esta 
definición enfatiza la relación natural entre la petrofísica con otras  áreas de geociencia.  
 
Es una especialidad que conjuga conocimientos de ingeniería del petróleo y de geología, la 
cual determina cualitativa y cuantitativamente las propiedades de la roca y los fluidos 
contenidos en ella. Adicionalmente, la petrofísica define la relación existente entre los 
fluidos y su movimiento a través del medio poroso de la roca de un yacimiento 
determinado, es decir, estima la capacidad de flujo de la formación. 
 
La petrofísica es el estudio de las relaciones físicas y texturales que existen en una roca. 
Aunque el ingeniero de yacimientos está más interesado en la porosidad, la permeabilidad y 
la saturación de fluidos en las rocas acumuladoras, existen otras propiedades físicas tales 
como el factor de resistividad de la formación, el índice de resistividad y el factor 
hidráulico combinado de las formación (permeabilidad relativa) que proveen una conexión 
entre diversas áreas de ingeniería de yacimientos.  De esta relación se pueden obtener datos 
que ayudan a la posible determinación de permeabilidades relativas por medio de registros 
eléctricos. Esta situación es de especial interés cuando las rocas con acumulación contienen 
lutita, ya que en tales casos es posible obtener producción de aceite y gas sin producir agua 
aun para saturaciones de agua en la formación de 60 a 70%. 
 
Mientras que la interpretación de registros tiene que ver principalmente con la 
determinación de la presencia o ausencia de aceite y gas en el yacimiento, los cálculos 
aproximados de la productividad esperada de hidrocarburos de un pozo o campo requieren 
determinar o estimar ciertas propiedades físicas de la roca del yacimiento tales como 
porosidad, permeabilidad y permeabilidad relativa a los fluidos existentes en el yacimiento.   
 
Una definición más extensa  de la petrofísica  lleva a una visión más amplia de las 
herramientas disponibles que abarcan: análisis de núcleos, registros de pozos, pruebas de 
formación, mediciones tomadas al perforar, así como la geofísica. En cada una de estas 
áreas técnicas, la tecnología en las mediciones  ha evolucionado en los últimos años.  
 
La petrofísica comenzó con registros sencillos en papeles, ahora se tienen creaciones de 
imágenes, herramientas magnéticas y mayor cantidad de procesamientos de señales. La 
descripción del yacimiento  se basa en paquetes de integración. La tecnología permite ver el 
yacimiento de una manera más intima y visualizarlo en 3D.   
 
Tradicionalmente,  desarrollos en las tecnologías de mediciones han estimulado mejoras en 
las técnicas de interpretación, que han  requerido, en su momento una medición más 
amplia; esto ha aumentado la motivación para desarrollar futuras interpretaciones.  
 

 

http://es.wikipedia.org/wiki/Ingenier%C3%ADa_del_petr%C3%B3leo
http://es.wikipedia.org/wiki/Geolog%C3%ADa
http://es.wikipedia.org/wiki/Roca
http://es.wikipedia.org/wiki/Fluido
http://es.wikipedia.org/w/index.php?title=Medio_poroso&action=edit&redlink=1
http://es.wikipedia.org/wiki/Yacimiento
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1.1 Rocas de yacimientos petroleros. 

 
Una roca de un yacimiento petrolero es un medio poroso suficientemente permeable para 
permitir el flujo de fluidos a través de ella (poros interconectados). En presencia de 
diferentes fases de fluidos con diferente densidad y viscosidad, tales como agua o 
hidrocarburos, el movimiento de los fluidos está influenciado por las fuerzas capilares y 
gravitacionales. 
 
La porosidad y la permeabilidad son dos propiedades fundamentales de las rocas de 
yacimientos.  
 
Geológicamente un yacimiento petrolero es una compleja roca porosa y permeable que 
tiene una acumulación de hidrocarburos bajo ciertas condiciones que evitan su migración.  
 
Una roca capaz de producir aceite, gas y agua, se le denomina roca de yacimiento. La 
mayor parte de las rocas de yacimientos son rocas sedimentarias, las areniscas y los 
carbonatos son las rocas más comunes. 
 
1.2 Rocas sedimentarias. 

 
Las rocas sedimentarias son las más abundantes en la superficie terrestre y se constituyen 
de los productos del intemperismo químico y mecánico. Los ríos, glaciares, el viento y las 
corrientes oceánicas desplazan los materiales intemperizados hacia nuevas localidades en 
donde son depositados. La transformación de estos sedimentos en roca viene a ser la etapa 
final en el desarrollo de rocas sedimentarias. El adjetivo sedimentario, proviene del latín 
sedimentum y  significa asentamiento.   
 
Estas rocas se forman en la superficie terrestre por: 
 

 Acumulación y consolidación de minerales, rocas y/o organismos y vegetación, por 
ejemplo las areniscas o las calizas. 

 
 Precipitación de materiales disueltos tanto en agua de mar, como en agua en la 

superficie, por ejemplo sales y calizas. 
 
Las rocas sedimentarias se hallan frecuentemente dispuestas en capas o estratificadas, y 
estos depósitos se compactan por el peso de las sucesivas capas de materiales. Las rocas 
sedimentarias son muy ricas en restos de organismos, animales y plantas que vivieron en 
épocas pasadas, los cuales forman fósiles. 
 
Las rocas sedimentarias son la fuente de hidrocarburos, también sirven como roca almacén 
y como trampa geológica para retener a los hidrocarburos en la corteza terrestre. Las rocas 
sedimentarias son las menos abundantes en la corteza terrestre, con cerca del 7.9% total, 
pero alrededor del 75% de las rocas expuestas en la superficie de la tierra, son 
sedimentarias o rocas metamórficas derivadas de aquellas.  
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En la Tabla 1.1 se muestra una distribución aproximada de las rocas sedimentarias en la 
corteza terrestre; las lutitas forman la mayor parte del volumen de rocas sedimentarias con 
más del 50%. 

 

Tabla 1.1  Distribución aproximada de las rocas sedimentarias en la corteza terrestre. 

 
Tipo % en corteza 

terrestre 

% rocas 

sedimentarias 

Lutita 4.2 53 
Arenisca 1.7 22 

Caliza y dolomía 2.0 25 
Total 7.9 100 

 

La mayoría de las rocas de los yacimientos petroleros son rocas sedimentarias, por lo que 
son las de mayor interés en el estudio de la petrofísica y de esta tesis.  
 
 

1.3 Clasificación de las rocas sedimentarias. 

 

Las rocas sedimentarias pueden ser clasificadas por su origen y composición clástica, 
química u orgánica.  
 
 
1.3.1 Rocas sedimentarias clásticas. Estas rocas se componen de fragmentos de rocas o 
minerales provenientes de rocas preexistentes que han sido dañadas por el intemperismo, 
usualmente son gravas, arenas, limos y arcillas. 
   
1.3.2 Rocas sedimentarias químicas. Estas rocas se forman por la precipitación química 
como lo son los carbonatos, por ejemplo la caliza y la dolomía o las evaporitas.  
 
1.3.3 Rocas sedimentarias orgánicas. Estas rocas son formadas por la precipitación 
biológica o por cualquier acumulación orgánica (plantas y animales), por ejemplo las 
calizas arrecifales.  
 
1.3.4 Rocas intermedias comunes. Se dice que entre las lutitas, arenas y rocas 
carbonatadas se encuentra el 99% de las rocas sedimentarias. Es muy común en la 
naturaleza encontrar rocas constituidas por mezclas de las tres, o dos de cualquiera de ellas. 
Por lo tanto, el conjunto de rocas más abundante podría quedar incluido en un diagrama 
triangular en cuyos vértices figuren: lutitas, arenas y rocas carbonatadas. En la Figura 1.1 se 
presenta este tipo de diagrama dividido en sectores que permiten clasificar dichas rocas. 
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Nomenclatura 
C.  caliza 
C.a.  caliza arenosa 
C.m.  caliza margosa 
C.a.l.  caliza arenosa lutítica 
C.l.a.  caliza lutítica arenosa 
A.c.  arena calcárea 
A.l.  arena lutítica 
A.  arena 
A.c.l.  arena calcárea lutítica 
A.l.c.  arena lutítica calcárea 
L.m.  lutita margosa 
L.c.a.  lutita calcárea arenosa 
L.a.  lutita arenosa 
L.a.c. lutita arenosa calcárea  
L. Lutita 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 1.1 Diagrama donde se muestra la clasificación de arenas, lutitas y rocas carbonatadas 

basada en Vatan (1967), bastante simplificada.

 

 

1.4   Sistema Roca 

 

Al estudiar este sistema, se debe de tener en cuenta los siguientes aspectos que son de suma 
importancia para evaluar posteriormente la capacidad de almacenamiento del yacimiento. 
Estos aspectos son: 
 
1.4.1   Tamaño de grano. 

 

Se expresa en función de un diámetro, pero al no ser los granos esféricos hay que referirlo a 
una media. Sobre una referencia lineal se utilizan el diámetro de malla o tamaño de la malla 
a través de la cual pasa la partícula. Se tienen también “diámetros lineales”, medidos 
directamente a partir de la mayor superficie proyectada donde se encuentran el diámetro 
largo y el intermedio, y perpendicularmente a este plano el diámetro corto.  
 
Udden 1914, (tomada de Krumbein, W.C. et. al., 1969), realizó una escala geométrica de 
clases y tamaños, que posteriormente Wentworth 1922 (tomada de Krumbein, W.C. op. 
cit.), modificó y determinó una escala que proporciona un medio para normalizar la 
terminología en los tamaños; cada grado representa un tamaño, de tal forma que difiere del 
anterior, y cada uno tiene un nombre específico para identificar a las partículas. En la Tabla 
1.2 se presenta una escala granulométrica. 
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Tabla 1.2 Escala para los diferentes tamaños de los granos. 

 

 
 

Las unidades  expresan el tamaño de grano como un logaritmo negativo con base 2 del 
diámetro de grano en milímetros: 

 
d2log                                                         (1.1) 

 

1.4.2   Forma del grano. 

 
La forma de los granos se define con los mismos parámetros con los que se definen las 
características geométricas en tres dimensiones: la redondez y la esfericidad. 
 
Se dice que una roca tiene una buena selección si el tamaño de sus granos es uniforme, una 
mala selección implica que se tengan tamaños de grano muy variados, esto se muestra en la 
Figura 1.2. 
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La selección de una roca es una propiedad que condiciona fuertemente su porosidad, y por 
lo tanto su comportamiento frente a la circulación de cualquier fluido, por ejemplo agua, 
gas o aceite. 

 

 
 

Figura 1.2  Grado de selección, a nivel microscópico, de una roca sedimentaria detrítica. 

 

En la descripción de las rocas sedimentarias debe considerarse la forma de los granos 
definida por sus grados de esfericidad y de redondez, como se muestra en la Figura 1.3. 

 

  
Figura 1.3 Grados de redondez y esfericidad que puede tener una partícula. 

 

1.4.3   Redondez. 

 

La redondez de la partícula, como un todo, es el promedio del redondeamiento de todas sus 
esquinas. Depende del tamaño y la resistencia mecánica de los granos y, en general, 
aumenta con el transporte. La redondez es el dato morfológico de mayor interés en la 
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tipificación del ambiente de sedimentación de algunas rocas sedimentarias, especialmente 
las areniscas y limolitas. 
 

1.4.4   Esfericidad. 

 

Es la medida del grado a que se aproxima una partícula a la forma de una esfera. 
Definiendo también el comportamiento dinámico de la partícula, está relacionada con las 
diferencias existentes entre los distintos diámetros o longitudes de los ejes de la partícula. 

 

1.4.5   Empacamiento de los granos. 

 

El empacamiento que tienen los granos es de gran importancia ya que junto con las 
características de éstos determinan la magnitud de las distintas propiedades que puede tener 
la roca al consolidarse; además, hay que tener en cuenta factores que afectan 
significativamente tales propiedades como la compactación, la cementación, la 
recristalización. En las Figuras 1.4 y 1.5 se muestran dos tipos de empacamientos de esferas 
del mismo tamaño: cúbico y romboédrico. Se observa una diferencia en el volumen poroso 
de acuerdo al acomodo que presentan las esferas, siendo este de 47.64% y de 25.96 % para 
los dos casos mencionados. 
 
 
 
 
 
 

 
 

Figura 1.4 Empacamiento cúbico de esferas, tiene una porosidad de 47.64% 
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Figura 1.5 Empacamiento romboédrico, tiene una porosidad de 25.96%  

 

 

1.4.6   Características del sistema poroso. 

 

Las propiedades del sistema poroso, en términos de los tipos de poros, su geometría e 
interrelaciones, gobiernan la distribución de fluidos y su interacción a microescala. Su 
descripción y caracterización son muy importantes para entender el comportamiento de 
flujo de los fluidos en el yacimiento. 
 
Hasta hace unos años, estos estudios se efectuaban solo con secciones delgadas de roca, 
actualmente se usan potentes microscopios que permiten realizar observaciones más 
profundas de la estructura del sistema poroso. 
Estas observaciones permiten identificar diversos parámetros que pueden ser usados para 
caracterizar el sistema poroso, como lo son: 
 
Tamaño de poro. Este parámetro establece la dimensión promedio de los poros, y se 
expresa en micras. 
  
Forma de poro. Este parámetro describe de manera cualitativa la forma prevaleciente de 
los poros, por ejemplo triangular, poliédrica, irregular. 
 
Tamaño de la garganta de poro. Este es el factor que controla de manera global la 
transmisibilidad de fluidos en el sistema poroso, se expresa en . 
 
Relación de aspecto. Es la relación del tamaño de poro y la garganta de poro. Es un 
número adimensional. 
 
Número de coordinación. Este parámetro define el número promedio de gargantas de poro 
que intersectan los poros. 
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En la Figura 1.6 se muestra un poro ideal, rodeado por 4 fragmentos de roca y se ilustran 
los parámetros definidos anteriormente. 
 

 
 

Figura 1.6   Características del sistema poroso. 

 

1.5   Porosidad (ø) 

 

La porosidad de una roca se define como la fracción del volumen total de la roca no 
ocupada por el esqueleto mineral de la misma, generalmente se expresa como porcentaje o 
fracción. 
 

La porosidad es la característica física más conocida en un yacimiento petrolero. Determina 
los volúmenes de gas o petróleo que pueden estar presentes, y todas las operaciones de 
recuperación se basan en la determinación de su valor. Esta particular capacidad que tienen 
las rocas del yacimiento de almacenar fluidos se llama porosidad. 
 
Desde la perspectiva de la ingeniería de yacimientos, la porosidad es una de las propiedades 
más importantes de las rocas de yacimiento. 
 
Desde el punto de vista de comunicación entre poros, existen dos clases de porosidad: 
absoluta y efectiva.  
 
1.5.1 Porosidad absoluta: es el porcentaje del espacio total con respecto al volumen total 
de la roca, sin tomar en cuenta si los poros están conectados entre sí o no. 
 
1.5.2 Porosidad efectiva: es el porcentaje del espacio poroso intercomunicado, con 
respecto al volumen total de la roca. 
 
 
El porcentaje de porosidad se puede calcular por medio de la siguiente relación: 
 








 


rocadetotalVolumen
granosdeVolumenrocadetotalVolumenPorosidad 100(%)  
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o           









rocadetotalVolumen
porosoVolumenPorosidad 100(%)

                              (1.2) 
 
Los resultados obtenidos con las relaciones anteriores son una medida de la porosidad 
absoluta más bien que de la porosidad efectiva. En la Figura 1.7 se muestra una 
representación de la porosidad efectiva y absoluta. 
 

 
 

Figura 1.7 Representación de las diferentes porosidades en una arena limpia. 

 
 
La porosidad en los sedimentos se forma y se reduce o elimina por procesos geológicos 
naturales, conocidos como diagenéticos. Por lo que existe la porosidad primaria y 
secundaria.  
 
1.5.3 Porosidad primaria: resulta de los vacíos que quedan entre los granos o los 
fragmentos minerales después que se acumula como sedimento. 
 
1.5.4 Porosidad secundaria: resulta por la acción de agentes geológicos tales como 
lixiviación que es el proceso de lavado de un estrato de terreno o capa geológica por el 
agua, fracturamiento o fisuración que ocurren después de la litificación de los sedimentos.  
 
1.6   Permeabilidad absoluta (k). 

 

La permeabilidad es una medida de la facilidad con que un f1uido puede desplazarse en una 
formación, mediante un gradiente de presión. Para ser permeable, una roca debe tener 
porosidad interconectada (poros, cavernas, capilares, fisuras o fracturas). Por lo general, a 
mayor porosidad corresponde mayor permeabilidad, aunque esto no siempre sucede. EI 
tamaño, la forma y la continuidad de los poros así como la porosidad influyen en la 
permeabilidad absoluta de la formación.  
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Se debe mencionar que la permeabilidad es una propiedad de la roca exclusivamente, y no 
del fluido que pasa a través de ella. 
 
Expresión matemática de la permeabilidad: Ley de Darcy 

 

Fue el trabajo del ingeniero francés Henry Darcy que llevó al desarrollo de la expresión 
matemática, la cual es muy usada en la industria petrolera, ya que permite calcular la 
permeabilidad en experimentos de flujo. Esta expresión se originó por las investigaciones 
de Darcy para el flujo de agua a través de filtros de arena, para purificar agua. El 
experimento, es similar al que se muestra en la Figura 1.8. 

 

 
 

Figura 1.8 Representación esquemática del experimento de Darcy. 

 
Su trabajo sirvió de base para el estudio del flujo de fluidos a través de rocas porosas.  
 
Se tiene que: 

L
PkAQ




                                                           (1.3) 

Donde:  
 
Q es el gasto del fluido que circula, en cm3/seg 
A es el área seccional de la muestra de roca, en cm2 

P es la diferencia de presiones a través de la muestra, en atmósferas 
 es la viscosidad del fluido, en centipoise 
L es la longitud de la muestra, en cm 
k es la permeabilidad, en Darcys 
 
La unidad de la permeabilidad es el Darcy, y se define como la permeabilidad a la cual un 
gasto de un centímetro cúbico de fluido con una viscosidad de un centipoise fluye en un 
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segundo bajo un gradiente de presión de una atmósfera a través de un medio poroso con un 
área transversal de un centímetro cuadrado y un centímetro de longitud, la  Figura 1.9 
ilustra el concepto y las unidades de la permeabilidad. 
 

 
 

Figura 1.9  Concepto de permeabilidad en rocas. 

 
La constante de proporcionalidad k, o permeabilidad absoluta (permeabilidad cuando el 
medio poroso tiene una saturación del 100% de un fluido mojante que está en movimiento), 
es una propiedad específica que caracteriza al medio poroso.  
 
1.6.1  La permeabilidad efectiva (ke) indica la facilidad con la que un fluido puede  
moverse a través de un medio poroso, cuando no lo satura al 100%.  
 

Si   Sf < 100%  
PA

Lq
k ff

ef





                                                (1.4)
          

 

1.6.2   Permeabilidad Relativa (krf) 
 
La permeabilidad relativa es simplemente la permeabilidad medida a una saturación 
específica expresada como fracción de la permeabilidad absoluta. La permeabilidad 
absoluta es la permeabilidad de una roca cuando está saturada al 100% con un solo fluido 
mojante. 
 
El concepto de permeabilidad relativa provee un mecanismo para cuantificar el flujo de 
cada fase en el caso donde se tienen diferentes fases presentes; este concepto es muy 
importante para estudiar el flujo simultáneo de fluidos no miscibles a través del medio 
poroso. 
 
Si en la roca se encuentra solo un fluido mojannte se tiene una permeabilidad relativa de 
1.0. La permeabilidad absoluta es una propiedad del medio poroso, y es una medida de la 
capacidad del medio para transmitir los fluidos. Cuando dos o mas fluidos fluyen al mismo 
tiempo, la permeabilidad relativa de cada fase a una saturación específica es la relación de 
la permeabilidad efectiva de la fase, y la permeabilidad absoluta: 
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k
k

k eo
ro                                                              (1.5) 

 
k

k
k eg

rg                                                              (1.6) 

  
k

k
k ew

rw                                                             (1.7) 

Donde: 
 
kro es la permeabilidad relativa al aceite 
krg es la permeabilidad relativa al gas 
krw es la permeabilidad relativa al agua 
k es la permeabilidad absoluta 
keo es la permeabilidad efectiva al aceite para una saturación de aceite dada 
keg es la permeabilidad efectiva al gas para una saturación de gas dada 
kew es la permeabilidad efectiva al agua para una saturación de agua dada 
   
La permeabilidad relativa depende principalmente, de la estructura porosa, de las 
saturaciones y de las viscosidades de las fases presentes, así como de la mojabilidad 
existente en el sistema roca-fluidos. En presencia de dos fases, las curvas típicas de 
permeabilidad relativa se muestran en la Figura 1.10. 
 

 
 

Figura 1.10 Curvas típicas de permeabilidad relativa para flujo de dos fases, donde Sw es la fase 

mojante y Sn la fase no mojante.

  

1.7   Saturación de fluidos (Sf ) 

 

Generalmente la saturación de fluidos se define como la relación del volumen de una fase 
de fluido en una muestra de roca y el volumen de poros de la muestra. En otras palabras, la 
saturación de fluido se define como esa fracción o porcentaje del volumen de poros que es 
ocupado por una fase de un fluido en particular (gas, aceite o agua). Este concepto se 
expresa por una ecuación generalizada: 
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porosoVolumen
fluidodelfaseladetotalVolumenfluidodeSaturación              (1.8) 

 
Se debe hacer notar que la saturación del fluido puede ser dada en fracción del volumen 
total de poros, o del volumen efectivo. La saturación generalmente se reporta como una 
fracción del volumen efectivo de poros en vez del volumen total, ya que es más 
representativo, porque los fluidos que se encuentran aislados en el espacio poroso no se 
pueden producir. Por lo tanto, se asume en la ecuación que el volumen poroso es el 
volumen de poro efectivo. Esta ecuación puede ser aplicada a fases de fluidos en específico. 
 

p

o
o V

VS                                                           (1.9)   

  

        
p

g
g V

V
S                                                         (1.10) 

         

    
p

w
w V

V
S                                                         (1.11) 

Donde:  
 
So es la saturación de aceite 
Sg es la saturación de gas 
Sw es la saturación de agua 
Vp es el volumen poroso 
Vo es el volumen de aceite  
Vg es el volumen de gas 
Vw es el volumen de agua 
 
De estas ecuaciones se deduce que: 

 
wogp VVVV   

 
La saturación de fluidos puede ser expresada en fracción o porcentaje (multiplicando los 
valores en las ecuaciones anteriores por 100) del volumen poroso. Estas ecuaciones pueden 
indicar claramente que las saturaciones pueden variar de 0 al 100% o de 0 a 1, y puesto que 
todas las saturaciones se relacionan a la suma del volumen de poros, entonces: 
 

%100 gWo SSS  
1 gWo SSS                                                    (1.12) 

 
Esta ecuación es fundamental para la ingeniería de yacimientos, ya que se utiliza en casi 
todos los cálculos. 
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Además, muchas propiedades importantes de la roca del yacimiento, como la presión 
capilar y la permeabilidad relativa son relacionadas o vinculadas  con las fases individuales 
de los fluidos saturantes. 
 

Dependiendo de las condiciones a las que se encuentren los fluidos existen diferentes 
formas de clasificar las saturaciones, algunas son: 
 
1.7.1   Saturación inicial: es aquella a la cual es descubierto el yacimiento, en el caso del 
agua, también se denomina saturación de agua congénita. Dependiendo de su valor, el agua 
congénita podrá tener movimiento o no. 
En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua por lo que su saturación inicial 
puede variar entre un valor mínimo (saturación irreductible) por ejemplo10% y un valor 
máximo de 100%. En la Figura 1.11 se muestra la distribución y saturación de fluidos 
inicial en un yacimiento de aceite saturado. 
 

 
 

Figura 1.11  Distribución vertical de saturación de fluidos inicial en un yacimiento de aceite saturado. 

 
1.7.2   Saturación crítica: Es aquella a la que un fluido inicia su movimiento dentro del 
medio poroso. 
 
1.7.3  Saturación residual: Es aquella que se tiene después de un cierto periodo de 
explotación en una zona determinada. Dependiendo del movimiento de los fluidos, los 
procesos de explotación a los cuales está sometido el yacimiento y el tiempo, la saturación 
residual puede ser igual, menor o en casos excepcionales, mayor que la saturación inicial. 
 

1.8   Propiedades Eléctricas 

 

Todas las rocas de yacimiento están compuestas de granos sólidos y espacios vacíos los 
cuales se encuentran ocupados por los fluidos de interés en los yacimientos, como son los 
hidrocarburos (aceite y/o gas) y agua. Los sólidos que conforman las rocas del yacimiento, 
con excepción de algunas arcillas minerales, no son conductoras de electricidad. De manera 
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similar, las dos fases de hidrocarburos, gas y aceite, son igualmente no conductoras. El 
agua es un buen conductor cuando contiene sales disueltas, tales como NaCl, MgCl2, y 
KCl, que normalmente se encuentran en el agua de formación o del yacimiento. 
La corriente eléctrica se conduce en el agua debido al movimiento de los iones y puede ser 
llamada conducción electrolítica. Las propiedades eléctricas de las rocas de yacimiento 
dependen de la geometría de los poros y de los fluidos que contienen los mismos. Debido a 
las propiedades eléctricas del agua de formación, la técnica de registros eléctricos de pozo 
se ha convertido en una importante herramienta en la determinación de agua de saturación 
y, por lo tanto, una fuente confiable para la evaluación de hidrocarburos in-situ. 
 
1.8.1   Resistividad eléctrica (R). 

 
La resistividad eléctrica de un material poroso se puede definir por la siguiente ecuación 
general: 

L
rAR                                                            (1.13) 

 
Donde:  
 
R es la resistividad eléctrica expresada, en m 
r es la resistencia eléctrica, en   
A es el área transversal al flujo del medio poroso, en m2  
L es la longitud del medio poroso, en m 
 
En esta ecuación, la resistencia eléctrica r de un circuito o un aparato eléctrico se define 
como la relación de la diferencia de potencial V y la corriente eléctrica I que fluye a través 
del mismo. Para un sistema más complicado como lo es la roca del yacimiento que contiene 
hidrocarburos y agua, la resistividad de la roca depende de factores tales como la salinidad 
del agua, temperatura, porosidad, geometría de poro y la composición de la roca. 
 
La teoría de la técnica del registro eléctrico de resistividad aplicada en la ingeniería 
petrolera fue desarrollada por Archie en 1942 y es llamada ecuación de Archie. 
 
Esta  ecuación empírica fue derivada a partir de areniscas limpias saturadas con agua, 
dentro de un rango razonable de saturaciones de agua y porosidades. En la práctica, la 
ecuación de Archie debe ser modificada de acuerdo a las propiedades de la roca como lo 
son: el contenido de arcillas, mojabilidad, distribución de poros y muchas más.   
 
1.8.2   Factor de Formación (F). 

 
El concepto fundamental considerado en las propiedades eléctricas de la roca es el factor de 
resistividad de formación o simplemente factor de formación, F, definido por Archie como 
sigue: 
 

W

O

R
R

F                                                           (1.14) 
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Donde: 
 
F es el factor de resistividad de formación 
Ro es la resistividad eléctrica (opuesto a la conductividad) de la roca cuando está saturada al 
100% con agua de formación, expresada en m 
Rw es la resistividad del agua saturante en la formación, en m 
 
1.8.3   Factor de Cementación (m) 

 

Archie presentó otra ecuación para describir la relación entre el factor de formación y la 
porosidad, introduciendo el factor de cementación, m, donde:  
 

m

W

O a
R
R

F                                                      (1.15) 

 
En esta ecuación, a es un parámetro geométrico de los poros. 
 
Si se conocen los valores de factores de formación y valores de porosidad de una 
formación, con base en la ecuación de Archie se puede preparar una gráfica de log (F) vs. 
log () para estimar los parámetros a y m, para un tipo de roca dado. Los valores de 
porosidad se pueden obtener en laboratorio a partir de núcleos, así como la resistividad que 
se obtiene de los núcleos saturados al 100% con agua de formación.  

 
Se muestra en la Figura 1.12 como ejemplo el comportamiento de la gráfica log-log del 
factor de formación vs. porosidad y los valores de los parámetros de la ecuación de Archie 
para varios núcleos de carbonatos. 
 

 
 
Figura 1.12  Gráfica log-log del factor de formación de formación vs. porosidad para varios núcleos de 

carbonatos para determinar los parámetros a y m de la ecuación de Archie. 
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1.8.4    Índice de Resistividad ( I  ) 

 

En un espacio poroso que contiene hidrocarburos, los cuales no son conductores de 
electricidad, y agua, la resistividad es función de la cantidad de agua en la formación, Sw. 
Para una porosidad dada Archie determinó experimentalmente que el factor de resistividad 
de formación parcialmente saturado con agua se puede expresar como: 
 

 n
w

t

o S
R
R

                                                        (1.16) 

 
Donde:  
 
Ro es la resistividad de la roca cuando está completamente saturada con agua de formación, 
en m 
Rt es la resistividad de la roca cuando está parcialmente saturada con agua de formación, en 
m 
n es el exponente de saturación 
Sw  es la saturación de agua, en fracción del volumen poroso 
 
La ecuación (1.16) se puede expresar en términos del índice de resistividad: 
 
 

Si  
o

t

R
R

I  ; entonces          n
n

o

t
w I

R
R

S
1

1















                                                    (1.17) 

 
o en su forma más común: 
 

n
wSI                                                            (1.18) 

 
Donde: 
 
I es el índice de resistividad 
 
Como se muestra en la Figura 1.13, la gráfica de log (I) vs. log (Sw) resulta una línea recta 
con pendiente –n. Para una muestra de un núcleo (un tapón), después de la medición de Ro, 
con una saturación de agua del 100%, el tapón puede ser desaturado en varios pasos 
desplazando el agua con aceite. A cada paso se puede medir la Sw y Rt. 
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Figura 1.13  Gráfica log-log de índice de resistividad vs. saturación de agua de muestras de núcleos de 

carbonatos para determinar el exponente de saturación, n. 

 
Comparando las ecuaciones previas, Ro puede ser eliminado para obtener una relación más 
general para la saturación de agua: 
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                                  (1.19) 

 
La relación Rt/Ro se conoce comúnmente como índice de resistividad, I. El índice de 
resistividad es igual a 1 para una roca totalmente saturada con agua, considerando que I >1, 
cuando la roca está parcialmente saturada con agua y hay hidrocarburos presentes. 
 
1.9   Tortuosidad () 
 

La tortuosidad () se define como la relación que tiene la longitud del canal real y la 
longitud de la muestra de roca, matemáticamente se expresa con la siguiente ecuación: 
 

2











L
La

                                                     (1.20) 

 
Donde: 
 
La es la longitud media del canal de flujo real por el cual viajan las partículas del fluido, en 
cm 
L es la longitud de la muestra de roca, en cm 
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Como se observa  en la Figura 1.14, es posible representar un medio poroso ideal, como un 
sistema de tubos capilares. En este caso la longitud del canal que una partícula de fluido 
viaja es igual a la longitud del medio poroso, en este caso, de la ecuación (1.20) se obtiene 
el valor de =1. 
 

 
Figura 1.14 Representación de un medio poroso ideal. 

 
En una roca sedimentaria, la longitud promedio del canal, La, que una partícula de fluido 
debe viajar, es mayor a la longitud, L, de la muestra de roca. Esto se debe a factores que 
afectan a los canales de flujo y que en las formaciones rocosas difícilmente tienen una 
geometría de tubo capilar uniforme, lo que hace que el arreglo del medio poroso real difiera 
del modelo ideal, tal como se muestra en la Figura 1.15. 

 
Figura 1.15 Representaciòn de los canales por los que viajan las partículas de fluido a través del medio 

poroso. 

 

De la ecuación 1.20 se puede apreciar que a medida que el medio poroso se asemeja a tubos 
capilares rectos, la tortuosidad del sistema se aproxima a 1. El menor valor de tortuosidad 
que se puede tener es 1, el cual se tiene cuando la longitud real del trayecto del flujo es 
igual a la longitud de la muestra de roca. Con este factor, se puede saber si el medio es poco 
o muy tortuoso. 
 
Algunas veces en la literatura la tortuosidad se define como La/L, pero tiene mayor 
aceptación la ecuación definida anteriormente. 
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1.10   Propiedades Mecánicas 

 
La determinación de las propiedades mecánicas de las rocas de yacimiento, caen dentro de 
un área especializada llamada mecánica de rocas, la cual incluye el estudio de las 
propiedades de las fuerzas que son aplicadas en ellas.  
Para poder entender las propiedades se deben revisar conceptos fundamentales tales como 
esfuerzo y deformación debido a que las propiedades mecánicas de las rocas, se evalúan 
con base en relaciones de esfuerzo-deformación. 
 
1.10.1   Esfuerzo () 

 
El esfuerzo, comúnmente se denota como , se refiere a la fuerza que es aplicada en  una 
roca, la cual hace que ésta cambie sus dimensiones. La fuerza externa aplicada en una roca 
es comúnmente conocida como carga. Matemáticamente, el esfuerzo se define como una 
fuerza por unidad de área, y queda definido como: 
 

A
F

                                                           (1.21) 

 
Donde: 
 
 representa el esfuerzo en Pascales (1 Pa = 1 N/m2) 
F es la fuerza en Newtons (N) 
A es el área en m2 
 
Los esfuerzos en las rocas de yacimiento se encuentran usualmente dentro del rango de 
megapascales (MPa = 106Pa). 
 
Las tres condiciones básicas de los esfuerzos son: 
 

1. Tensión 
2. Compresión 
3. Cizalla 

 
El esfuerzo de tensión es aquel en el que dos secciones de un material en ambos lados de un 
plano de esfuerzos, tienden a separar o alargar.  El esfuerzo compresivo es exactamente lo 
opuesto al esfuerzo de  tensión, las partes adyacentes del material tienden a presionarse 
entre sí, o bien, fuerzas externas son dirigidas una hacia la otra sobre el mismo plano. El 
esfuerzo de cizalla se presenta cuando las fuerzas externas son paralelas y dirigidas en 
direcciones opuestas pero en diferentes planos  como se muestra en la Figura 1.16. 
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Figura 1.16  Esquema representativo de los  tres esfuerzos sobre un material. 

 

1.10.2   Deformación () 
 
El efecto de los esfuerzos aplicados en las rocas se estudia midiendo la deformación 
producida por la aplicación del mismo. La deformación, comúnmente denotada como , es 
un cambio relativo en la forma o tamaño de la roca debido a fuerzas externas aplicadas a la 
roca, como lo son los esfuerzos. En otras palabras, la deformación es una medida de cómo 
cambian las dimensiones de un material cuando se aplica una carga.  
 
La Figura 1.17 muestra el efecto de los esfuerzos en la longitud y diámetro de una muestra 
de un núcleo cilíndrico.  
 

 
Figura 1.17  Deformación de una muestra de núcleo debido a la aplicación de un esfuerzo. 

 
Como se muestra en la figura, la compresión hace al núcleo más corto y ancho, la tensión lo 
hace más delgado y largo. La deformación se calcula como la relación del cambio en la 
longitud y la longitud original, o como un cambio en el diámetro y el diámetro original, y 
por lo tanto es adimensional.  
 
Por ejemplo, se considera un tapón de un núcleo de longitud original Lo que ha sido sujeto a 
un esfuerzo de tensión. Después de aplicar el esfuerzo, si la longitud original se ha 
incrementado a L, entonces el esfuerzo axial se define como: 
 

o

o

L
LL 

                                                         (1.22) 

 
La deformación definida por la ecuación anterior, se puede expresar en términos de 
porcentaje. 
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1.10.3   Relación esfuerzo-deformación 
 
En la mayoría de los materiales, cuando el esfuerzo se incrementa por un tiempo, la 
deformación también aumenta y es proporcional al esfuerzo. Si se deja de aplicar el 
esfuerzo, la deformación regresa a ser cero. Esto se llama deformación elástica. Por otro 
lado, si el esfuerzo continúa incrementándose, se alcanza el punto de ruptura del material, 
para el cual la deformación es permanente. Esto se llama deformación plástica, esto es que 
si el esfuerzo deja de aplicarse, la deformación no regresa a ser cero como se muestra en la 
Figura 1.18.  

 
 

Figura 1.18  Gráfica de la relación esfuerzo-deformación 

 
1.10.4   Resistencia de la roca 
 
La resistencia de un material sólido es la capacidad de resistir un esfuerzo sin romperse o 
resistir la deformación. Considerando las tres condiciones básicas de esfuerzos, la 
resistencia de un material siempre se especifica por el tipo de esfuerzo, así como la 
resistencia a la tensión, resistencia a la compresión y resistencia al esfuerzo de cizalla.  
 
Para las rocas de yacimientos, la resistencia es el resultado de los procesos de depositación 
que formaron la roca en primer lugar, la resistencia básicamente refleja el origen geológico 
de una roca. 
 
1.11   Tensión Superficial e Interfacial () 
 

El término de tensión superficial es comúnmente usado cuando se define la fuerza 
superficial entre un gas y un líquido, simplemente porque esta interfase es la superficie del 
líquido. Sin embargo, en el caso de dos fluidos  no miscibles el término de tensión 
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interfacial es usado cuando se describen las fuerzas interfaciales entre  dos líquidos no 
miscibles. 
 
Un yacimiento petrolero saturado contiene gas, aceite y agua, por lo que existen tres valores 
diferentes de tensión superficial o tensión interfacial de gran importancia: tensión 
superficial de gas-aceite (g-o), tensión superficial de gas-agua (g-w) y tensión interfacial 
de aceite-agua (o-w) 
Esta fuerza es el resultado de los efectos moleculares  por los cuales se forma una interfase 
que separa dos líquidos. Si σ = 0 se dice que los líquidos son miscibles entre sí, como el 
agua y el alcohol. El ejemplo clásico de un par de fluidos no miscibles es el del agua y el 
aceite.  
 
Para comprender el concepto de tensión interfacial o superficial, se considera un sistema de 
dos fluidos no miscibles, agua y aceite, como se muestra en la Figura 1.19.  Una molécula 
de aceite o agua lejos de la interfase está rodeada por otras moléculas de aceite o agua, lo 
que hace una fuerza resultante neta sobre la molécula de 0, por lo que es empujada en todas 
direcciones. En cambio, una molécula de aceite en la interfase tiene una fuerza actuando 
sobre ella inmediatamente arriba de la interfase y la molécula de agua por debajo de la 
interfase. Las fuerzas resultantes no son balanceadas porque las magnitudes de las fuerzas 
son diferentes y dan un aumento en la tensión interfacial.  
 
Generalmente, la tensión interfacial de dos líquidos es menor que la tensión superficial 
individual más alta de uno de los líquidos porque la atracción mutua es moderada por todas 
las moléculas involucradas. La tensión interfacial o superficial es la dimensión de fuerzas 
por unidad de longitud, usualmente expresada en (mN/m) o 10-3N/m (dinas/cm). 
 

 

 
Figura 1.19  Concepto de tensión interfacial entre dos líquidos no miscibles, agua y aceite, w-o. 
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 1.12   Mojabilidad  

 

La mojabilidad es una propiedad de superficie en un sistema sólido-fluidos, que indica la 
afinidad relativa entre el sólido y alguno de los fluidos que están en contacto con él. Es la 
habilidad de un líquido para extenderse sobre la superficie de un sólido. 
 
La mojabilidad en un sistema roca-fluidos se puede expresar en términos del ángulo que 
forma la interfase entre los fluidos y el sólido (ángulo de contacto θ), como se muestra en la 
Figura 1.20. 
 

 
 

Figura 1.20   Diagrama de mojabilidad en un sistema sólido-fluidos. 

 
Cuando el ángulo de contacto es de 90o ambos fluidos mojan a la roca.  
 
En el sistema roca-fluidos de un yacimiento, el sólido puede ser denominado, de acuerdo a 
su afinidad con alguno de los fluidos, como: 
 

 Hidrofílico u oleofóbico, si es preferentemente mojado por el agua y por lo tanto 
rechaza al aceite. 

 
 Oleofílico u hidrofóbico, si es preferentemente mojado por el aceite y por lo tanto 

rechaza al agua. 
 
Tipos de mojabilidad en un yacimiento con aceite y agua. 

 

 Neutra: la roca no tiene preferencia por alguno de los fluidos saturantes. 
 

 Homogénea: la roca tiene afinidad o preferencia uniforme en todo el yacimiento 
por algún fluido saturante. 

 
 Fraccional o heterogénea: no existe mojabilidad homogénea en el yacimiento, o 

sea, existen áreas mojadas por agua y áreas mojadas por aceite. 
 

 Mezclada o mixta: tipo especial de mojabilidad fraccional y se tiene cuando las 
superficies mojadas por aceite corresponden a los poros más grandes y las 
superficies mojadas por agua corresponden a los poros más pequeños.  
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1.13   Capilaridad  

 

Es un fenómeno que se presenta en materiales conteniendo espacios muy pequeños (tubos 
capilares, poros) debido a las fuerzas de superficie (tensiones superficiales, fuerzas de 
adhesión, mojabilidad) que se generan cuando se ponen en contacto con fluidos. 
 

1.13.1   Presión Capilar ( cP ) 

 

Un yacimiento petrolero es un sistema roca-fluidos con espacios porosos capilares. Los 
contactos entre el sólido y los fluidos y entre los fluidos, generan propiedades de superficie, 
como: la tensión de adhesión, la tensión interfacial y la mojabilidad. Si los fluidos están 
contenidos en espacios capilares se presenta, además el fenómeno de capilaridad. 
 
Si dos fluidos no miscibles entre sí saturan un medio poroso capilar, por ejemplo una roca 
sedimentaria saturada con agua y aceite, se genera entre ellos una interfase curva. 
Normalmente, sólo uno de los fluidos moja la superficie de los granos mientras que el otro, 
o sea el no mojante, está contenido dentro del mojante, ya sea como fase continua, más o 
menos continua o como fase discontinua (gotas). 
 
La presión que existe en la fase no mojante, inmediata a la interfase, es mayor que la 
presión en la fase mojante, también inmediata a la interfase. A esta presión diferencial se le 
conoce como presión capilar (Pc)   
 

fmfnmc PPP                                                           (1.23) 
 

Donde:  
 
Pc   es la presión capilar. 
Pfnm  es la presión en la fase no mojante. 
Pfm   es la presión en la fase mojante. 
 
En un yacimiento petrolero, generalmente el fluido mojante es el agua, por lo que la Pc para 
un yacimiento de aceite bajosaturado es: 
 

wo
w

oc PPP )(                                                         (1.24) 

Y para uno de gas: 
wg

w
gc PPP )(                                                         (1.25) 

Donde: 
 
el subíndice  g  indica gas. 
el subíndice  o  indica aceite. 
el subíndice  w  indica agua.  
 
Sus unidades pueden estar dadas en kg/cm2, lb/in2, dinas/cm2, atm. 
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1.14 Superficie Específica (Ss) 

 

En un medio poroso se define como la superficie que se encuentra en contacto con los 
fluidos en un determinado volumen del medio.  
 
Hay una relación entre el tamaño de las partículas y su superficie específica (área de las 
partículas por unidad de masa o de volumen del material). Muchas propiedades físicas y 
químicas del subsuelo están relacionadas con la superficie específica y su actividad en la 
superficie de las partículas. La distribución del tamaño de las partículas en el subsuelo 
representa un parámetro que no cambia dentro del tiempo ordinario y en condiciones 
normales del ambiente. 
 
Un grano de arena grueso tiene un radio de unas 103 micras (un milímetro) y tiene una 
superficie específica aproximada de 10-3 m2/cm3. Una partículas de cieno o arcilla con 
menor radio de aproximadamente 1.0 micras tiene una superficie específica aproximada de 
1.0 m2/cm3. Una hoja de esmectita con un espesor aproximado de 10-3 micras (1.0 nm) 
tendrá una superficie específica de unos 103 m2/cm3.  
  
Al evaluar la adsorción, la superficie de granos de arena, por lo general no es de mucho 
interés en comparación con las arcillas que contiene la roca.  

 La superficie específica o área superficial de una arcilla se define como el área de la 
superficie externa más el área de la superficie interna (en el caso de que esta exista) de las 
partículas constituyentes, por unidad de masa, expresada en m2/g.  

Las arcillas poseen una elevada superficie específica, en los que la interacción sólido-fluido 
depende directamente de esta propiedad. 
 

3

2sup
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S s 

               
(1.26) 

 
De esta manera, al disminuir el tamaño de grano se tiene una mayor superficie específica 
del material. 
 
 

1.15   Compresibilidad (C) 

 

Compresibilidad de la roca de yacimiento. 

 
Los yacimientos que se encuentran a miles de metros bajo tierra están sujetos al peso de la 
carga de los sedimentos que se encuentran encima de ellos. Esa carga aplica una fuerza 
compresiva sobre el yacimiento; mientras que los fluidos son extraídos del yacimiento, la 
presión de poro decrece, por lo que el volumen de roca se reduce, y los granos de arena se 
expanden, esto da como resultado un decremento en el volumen poroso, siendo esta 
compresibilidad la más importante. 
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Se definen las compresibilidades de la matriz, de la roca  y de los poros como: 
 
1.15.1   Compresibilidad de la matriz (granos). Es el cambio fraccional en el volumen de 
material rocoso sólido con un cambio unitario en la presión, a temperatura constante. 
 
1.15.2   Compresibilidad de la roca. Es el cambio fraccional en el volumen de la roca con 
un cambio unitario en la presión, a temperatura constante. 
 
1.15.3   Compresibilidad de los poros. Es el cambio fraccional en el volumen poroso de la 
roca  con un cambio unitario en la presión, a temperatura constante. 
 
Matemáticamente se expresan como: 
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Donde: 

 
Cr  es la compresibilidad de la matriz  
Cb  es la compresibilidad de la roca  
Cp  es la compresibilidad de los poros  
Vr  es el volumen de la matriz 
Vb  es el volumen de la roca 
Vp  es el volumen de los poros 
 
En las ecuaciones anteriores el subíndice T índica que fueron derivadas considerando una 
temperatura constante.  
Tarek Ahmed sugirió otra expresión en términos de la porosidad, , siendo que la porosidad 
se incrementa con un incremento en la presión de poro.  
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                                           (1.30) 

 
Debido a que las compresibilidades de la matriz y de la roca se consideran muy pequeñas 
en comparación con la compresibilidad de poro, la compresibilidad de la formación Cf, es 
el término comúnmente usado para describir la compresibilidad total de la formación y se 
considera igual a Cp: 
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                                                    (1.31) 

 
Los valores típicos de compresibilidad de la formación varían de 3 x 10-6 a 25 x 10-6 psi-1. 
 
 

1.16   Densidad () 

 

La densidad de un material se define como la relación entre su masa y su volumen. 
 

V
M

  [g/cm3]                                                         (1.32) 

Donde:  
  es la densidad del material. 
M  es la masa del material. 
V   es el volumen del material. 
 
 
Los tipos de densidad que se tienen en el yacimiento son: 
 

 Densidad del sistema roca-fluidos ( r-f). 
 Densidad de la roca ( r). 
 Densidad de la matriz o de los sólidos ( m o  ds). 

 
1.17   Capacidad de Intercambio Catiónico (CEC) 

 

La capacidad de intercambio catiónico (CEC) se puede definir como la suma de todos los 
cationes de cambio que un mineral puede adsorber a un determinado pH. Es equivalente a 
la medida del total de cargas negativas del mineral.  
 
Estas cargas negativas pueden ser generadas de tres formas diferentes:  

 
 Sustituciones isomórficas dentro de la estructura.  
 Enlaces insaturados en los bordes y superficies externas.  
 Disociación de los grupos hidroxilos accesibles. 

 
El primer tipo es conocido como carga permanente y supone un 80 % de la carga neta de la 
partícula; además es independiente de las condiciones de pH y actividad iónica del medio. 
Los dos últimos tipos de origen varían en función del pH y de la actividad iónica. 
Corresponden a bordes cristalinos, químicamente activos y representan el 20 % de la carga 
total de la lámina. 
 

Esta es la capacidad que tienen las sustancias para intercambiar cationes con soluciones que 
tienen otros cationes específicos. 
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Los minerales arcillosos tienen la propiedad de absorber cationes mediante atracción 
eléctrica y los mantiene en un estado intercambiable. Estos cationes pueden ser 
intercambiados por otros presentes en la solución acuosa como se muestra en la Figura 
1.21. 
 

 
 

Figura 1.21  Esquema del intercambio catiónico de las rocas arcillosas y la solución acuosa. 

 

Este fenómeno afecta a la resistividad o conductividad eléctricas de las formaciones 
arcillosas y por lo tanto a la interpretación de los registros eléctricos de pozo. 
 
Modelos de conducción eléctrica: 
 

 
 

Figura 1.22  Cambio en la conductividad del la roca arcillosa por efectos de la capacidad de 

intercambio catiónico. 

 

En 1950 (Walstrom) describió cualitativamente el efecto de la arcilla en el yacimiento. 
 

1) La resistividad eléctrica de una arena es considerablemente reducida cuando está 
presente material arcilloso. 
 

2) Aunque la reducción del registro S.P. usualmente se debe a un cambio de salinidad, 
puede también originarse por la presencia de arcillas. 

 
3) Las arenas arcillosas pueden mostrar un incremento de 2 o 3 veces en la 

conductividad con respecto a las arenas limpias. 
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1.18   Capacidad de absorción y adsorción. 

Algunas arcillas encuentran su principal campo de aplicación en el sector de los 
absorbentes ya que pueden absorber agua u otras moléculas en el espacio interlaminar 
(esmectitas) o en los canales estructurales (sepiolita y paligorskita).  

La capacidad de absorción está directamente relacionada con las características texturales 
(superficie específica y porosidad) y se puede hablar de dos tipos de procesos que 
difícilmente se dan de forma aislada: absorción (cuando se trata fundamentalmente de 
procesos físicos como la retención por capilaridad) y adsorción (cuando existe una 
interacción de tipo químico entre el adsorbente, en este caso la arcilla, y el líquido o gas 
adsorbido, denominado adsorbato).  

La capacidad de adsorción se expresa en porcentaje de adsorbato con respecto a la masa y 
depende, para una misma arcilla, de la sustancia de que se trate.  

1.19   Hidratación e hinchamiento  

La hidratación y deshidratación del espacio interlaminar son propiedades características de 
las esmectitas, y cuya importancia es crucial en los diferentes usos industriales. Aunque 
hidratación y deshidratación ocurren con independencia del tipo de catión de cambio 
presente, el grado de hidratación sí está ligado a la naturaleza del catión interlaminar y a la 
carga de la lámina.  

La absorción de agua en el espacio interlaminar tiene como consecuencia la separación de 
las láminas dando lugar al hinchamiento. Este proceso depende del balance entre la 
atracción electrostática catión-lámina y la energía de hidratación del catión. A medida que 
se intercalan capas de agua y la separación entre las láminas aumenta, las fuerzas que 
predominan son de repulsión electrostática entre láminas, lo que contribuye a que el 
proceso de hinchamiento pueda llegar a disociar completamente unas láminas de otras. 
Cuando el catión interlaminar es el sodio, las esmectitas tienen una gran capacidad de 
hinchamiento, pudiendo llegar a producirse la completa disociación de cristales 
individuales de esmectita, teniendo como resultado un alto grado de dispersión y un 
máximo desarrollo de propiedades coloidales. Si por el contrario, tienen Ca o Mg como 
cationes de cambio su capacidad de hinchamiento será mucho más reducida.  

1.20    Radioactividad natural. 

La radioactividad natural es un fenómeno que se presenta en sustancias naturales, debido a 
la desintegración de los elementos radioactivos que contengan. 

Al desintegrarse los elementos radioactivos se generan radiaciones positivas (partículas 
alfa), radiaciones negativas (partículas beta) y radiaciones sin carga (rayos gama). Los 
rayos alfa y beta tienen poca potencia de penetración, los rayos gama tienen gran 
penetración. 
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El uranio (U), el potasio (K) y el torio (Th) son ejemplos de elementos radioactivos. 

Todas las rocas contienen cierta cantidad de material radioactivo (U, Th, K) que emiten 
rayos gama. Los elementos altamente radioactivos tienden a concentrarse en las arcillas o 
lutitas, por consiguiente, las arcillas o las arenas altamente lutíticas (arenas arcillosas) 
muestran una radioactividad alta, en tanto que arenas limpias y carbonatos generalmente 
exhiben niveles bajos de radioactividad, ésto se puede observar en la Figura 1.23. 

Niveles cualitativos de radioactividad de algunas rocas: 
 

Baja radioactividad 

 

Alta radioactividad 

 
 Arenas limpias 
 Yeso 
 Anhidrita 
 Carbonatos 

 Lutitas 
 Minerales de potasio 
 Rocas ígneas 

 
 
Rocas que  contienen mezclas de minerales de alta y baja radioactividad manifiestan 
radioactividad intermedia. Así mismo, si el fluido que satura los poros es radioactivo la 
roca será radioactiva.  
 

 
 

Figura 1.23   Intensidad radioactiva de algunas rocas sedimentarias más comunes. 
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1.21    Tiempo de tránsito (t) 

El tiempo de tránsito se define como el tiempo que tarda una onda sonora en recorrer una 
distancia de un pie en una formación rocosa y es el inverso de la velocidad que tiene la 
onda sonora.  

El tiempo que tarda una vibración (onda sonora) en recorrer un pie de roca, se expresa 

comúnmente en microsegundos por pie 







pie

seg . 

t
dV             

Vd
t 1
                                             (1.33) 

Donde: 

V  es la velocidad de la onda sonora. 
d  es la distancia de la formación (1 pie). 
t  es el tiempo. 

Si d =1, entonces se tiene: 
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1
                                                  (1.34) 

 

En formaciones sedimentarias, la velocidad de transmisión del sonido depende de  varios 
parámetros; principalmente depende del material de la matriz de la roca (arenisca, caliza, 
dolomía, etc.) y de la distribución de porosidad.  
 
En la Tabla 1.3 se presentan los rangos de valores de la velocidad sónica y del tiempo de 
tránsito para matrices de rocas. Los valores mencionados son para sustancias no porosas, es 
decir  = 0. La porosidad disminuye la velocidad del sonido a través de la roca y por 
consiguiente aumenta el tiempo de tránsito. 

Tabla 1.3   Rangos de valores de la velocidad sónica y del tiempo de tránsito para matrices de rocas 

 
 

ROCAS 

 

maV      







seg

pies  

 

mat 







pie

seg  
mat 








pie

seg  

(valor medio usado 
comúnmente en 

cálculos) 
Areniscas 18000-19500 55.5-51.0 55.5 ó 51.0 
Calizas 21000-23000 47.6-43.5 47.5 

Dolomías 23000 43.5 43.5 
Anhidritas 20000 50.0 50.0 

Sal 15000 57.0 57.0 
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2. PROCEDIMIENTOS PARA DETERMINAR PROPIEDADES PETROFISICAS. 
 
  
Adquisición de datos petrofísicos. 

 
La petrofísica se encarga del manejo y análisis de las propiedades de las rocas del 
yacimiento y su interacción con los fluidos que contienen, lo que brinda información que se  
requiere en la explotación y en el desarrollo de los yacimientos petroleros. 
 
Los datos petrofísicos pueden ser obtenidos de diferentes fuentes, entre las más comunes se 
encuentran: recortes de roca, núcleos de pared, núcleos convencionales, registros de cable, 
mediciones durante la perforación, pruebas de pozo y registro de hidrocarburos, entre otros. 
 
Estas fuentes son usadas para medir u obtener las propiedades de la formación como son: 
porosidad, permeabilidad, fluidos residuales, saturaciones de agua irreductibles, litología y 
permeabilidad direccional. Estos datos son utilizados, por ejemplo, para calibrar y/o 
mejorar la interpretación de los registros de pozos. Una consideración muy importante es 
tratar de interrelacionar diferentes técnicas de adquisición de datos mediante el factor de 
escala.  
 
Así como los datos de diversas fuentes provienen de mediciones hechas en diferentes 
volúmenes de roca, las comparaciones pueden no ser adecuadas hasta usar factores de 
escala. Hay cuatro escalas importantes cuando se miden las propiedades en volúmenes de 
rocas de yacimiento: la escala micro, que relaciona a los poros y granos de roca, la escala 
macro, que básicamente relaciona a núcleos convencionales; la escala mega toma en cuenta 
bloques de mallas de simulación y puede representarse por la escala de registros de pozo y 
la escala giga en la que se relaciona  información a una escala regional.  
 
Las mediciones a escala micro son las que tienen mayor incertidumbre, debido a la 
dificultad de caracterizar a la estructura de la roca a la escala de poro, ya que ésta no es 
representativa de todo el yacimiento. Una reducción importante en la incertidumbre 
requiere el desarrollo de técnicas para poder caracterizar la microestructura de la roca a esta 
escala y relacionar la información con las propiedades petrofísicas medidas. 
 
En este capítulo se habla sobre las principales formas de obtención de datos petrofísicos, 
como son las pruebas de laboratorio sobre muestras de roca, registros de pozo y sísmica. 
 
Determinar las propiedades de las rocas que conforman el yacimiento es de suma 
importancia, ya que al no obtener un buen valor de éstas, se incurre en errores que en un 
momento dado pueden condenar a un intervalo productivo del yacimiento o bien al 
yacimiento mismo, por lo que es de suma importancia que los encargados de obtener tales 
propiedades sean muy cuidadosos y las determinen  lo más exacto posible. 
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2.1 Muestras de roca. 

 
Las muestras de roca son una valiosa fuente de información para Ingenieros Geólogos e 
Ingenieros Petroleros, especialmente para los Ingenieros de yacimientos. En ellas se basan 
para la definición y descripción de yacimientos petroleros, con lo cual pueden establecer 
sus modelos geológicos y petrofísicos. Se pueden conocer propiedades por  algunos 
métodos a partir de análisis de muestras de rocas. Mediante métodos indirectos se pueden 
estimar algunas propiedades de las rocas de un yacimiento, como se hace con los registros 
eléctricos y radioactivos; sin embargo, la determinación precisa de las propiedades sólo 
puede hacerse a partir de muestras de roca; de hecho, la información que se obtiene de un 
análisis de núcleos, es usada en la calibración de registros de pozo. 
 
Obtención de muestras de roca. 

 
Recortes de roca. 

 
Durante el proceso de perforación, se realiza el registro de lodos, o también conocido como 
registro de hidrocarburos, en el cual se mide el avance en la operación, así como el 
contenido y algunas propiedades de las formaciones perforadas. 
A medida que el pozo se va perforando, la barrena rompe la roca en pequeños recortes, los 
cuales son llevados a superficie al circular el lodo de perforación. Estos recortes se 
recuperan en superficie para su análisis y descripción. 
 

 
Figura 2.1 Se muestra la circulación del lodo a través del pozo, y como se recuperan los 

recortes de roca en superficie 
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Núcleos 

 

Otra forma de obtener muestras de roca del yacimiento, es mediante la extracción de 
núcleos, la cual consiste en cortar muestras continuas de la formación en el fondo del pozo. 
Hasta cierto punto, las muestras de núcleos se recuperan sin dañarse, preservando la 
integridad física y mecánica de la roca. El material de la formación puede ser roca sólida, 
material deleznable, conglomerados, arenas no consolidadas, calizas o arcillas. Con equipo 
convencional, las muestras de núcleos llegan a medir hasta 10 metros de longitud y 15 
centímetros de diámetro. En la siguiente figura se muestran algunos fragmentos de núcleos 
que han sido cortados de diferentes formaciones de roca.  
 

 
Figura 2.2 Diferentes muestras de núcleos recuperados. 

 
Métodos de nucleo. 

 
Esencialmente se utilizan tres tipos de métodos de nucleo para recuperar muestras de roca 
de la formación. Dos son del tipo convencional, como lo son el método de la rotatoria, y los 
núcleos de pared. El tercer método es el nucleo a alta presión, el cual es una técnica mucho 
más avanzada para recuperar muestras de la formación. Estos métodos se discuten a 
continuación. 
 
Método de la rotatoria. 

 
En este método las muestras se obtienen con una barrena para núcleos (la cual tiene una 
perforación en el centro) junto con un barril que atrapa la muestra de roca conforme avanza 
la perforación. En la siguiente figura se muestran algunas de ellas. 

 
Figura 2.3 Barrenas con corona de diamante usadas en la obtención de núcleos de fondo. 
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La roca cortada es un cilindro que se aloja dentro de la herramienta. Al levantar la tubería, 
se atrapa la muestra de roca dentro del barril y se lleva a la superficie. El núcleo que se 
obtiene por este método se llama núcleo completo. Tomar una muestra de núcleo de la 
formación por el método de la rotatoria es una operación costosa. Esta operación se muestra 
en la siguiente figura: 

 
Figura 2.4 Diagrama esquemático donde se muestra en a) la operación de nucleo y b) la 

recuperación del núcleo del fondo del agujero.    

 
Generalmente las propiedades de las rocas de yacimiento pueden ser medidas ya sea en 
núcleos completos o en pequeños tapones que son cortados de los grandes.  
La importancia del análisis en un núcleo grande o completo reside en el hecho de que la 
heterogeneidad de la roca puede no ser representada correctamente en mediciones hechas 
en pequeñas muestras o tapones de núcleos. La ventaja del análisis de núcleos completos es 
que permite la medición de propiedades a gran escala, por eso se utilizan cuando se 
considera que hay alguna razón por la cual pequeñas muestras no reflejarían propiedades 
del conjunto o promedio. En la siguiente figura se muestra un núcleo recuperado de una 
formación, empacado para su análisis en el laboratorio. 

 
Figura 2.5 Núcleo recuperado de una formación, listo para su análisis.  
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Un tapón de núcleo es una porción más pequeña de una muestra entera de núcleo. Se 
obtiene cortando muestras cilíndricas de 1 o 1.5 pulgadas de diámetro y hasta 3 pulgadas 
de largo de un núcleo entero. Generalmente son cortados en 2 direcciones,  
perpendicularmente y paralelamente al eje del núcleo grande. Estos tapones cortados del 
núcleo se les llaman tapones horizontales y verticales.  
La medición de las propiedades de la roca en tapones de núcleos es probablemente la 
práctica más común en laboratorios de yacimientos cuando la roca solo tiene porosidad 
primaria. La siguiente figura muestra como son cortados los tapones a partir de los núcleos 
completos, de forma vertical y horizontal, para la medición de sus propiedades. 
 

 

 
 

Figura 2.6 Se muestran los cortes hechos en el núcleo, para obtener los tapones. 
 
 
Núcleos de pared. 

 

Otra opción para tomar muestras, es cortar núcleos de pared. Con esta técnica se obtienen 
muestras pequeñas, que varían de ¾ de pulgada de diámetro y 2 pulgadas de largo a 1 
pulgada en diámetro y 6 pulgadas de largo. Este método emplea barriles muestreadores, 
también llamados balas, que pueden ser disparados en secuencia con una pistola hacia la 
formación.  
La pistola con balas es bajada al fondo del pozo. Después de ser disparadas las balas se saca 
del pozo. Usualmente este tipo de herramienta tiene hasta 30 balas. Las ventajas de esta 
técnica incluyen un costo menor al método de la rotatoria y la recuperación de muestras de 
roca de una formación después de haber sido perforada. Las desventajas incluyen la posible 
no recuperación debido a pérdidas, o errores al disparar, además de cierta incertidumbre 
debido a la profundidad en la que la muestra de roca fue tomada, pudiéndose deber a 
problemas técnicos con el equipo, entre otros. En las siguientes figuras se muestran la 
operación de núcleos de pared, la preparación del nucleador y una pistola con la que se 
realiza este muestreo en el fondo del pozo. 
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                         a)                       b) 
  

Figura 2.7 a) Preparación del nucleador y b) pistola. 

 

 

Nucleo a alta presión. 

 

Los métodos de nucleo descritos anteriormente generan algunos problemas: las muestras de 
la formación que se recuperan, sufren pérdida de fluidos debido a la caída de presión al ser 
llevadas a superficie. El método de nucleo a alta presión trata de evitar este problema. El 
barril recolecta los fluidos del yacimiento en su contenedor natural, el cual es la roca de 
yacimiento, manteniendo la muestra a condiciones de fondo o yacimiento, hasta que los 
fluidos puedan ser inmovilizados al ser congelados, con el fin de evitar cambios en la 
saturación durante el proceso de recuperación. 
Una vez que estos fluidos son inmovilizados, el núcleo puede ser removido del barril 
después de ser despresurizado, y subsecuentemente transportado (en estado congelado) para 
análisis de laboratorio, sin la pérdida de valiosa información como es la saturación in situ. 
 
 

Información adicional  

 

El trabajo que se realiza en el laboratorio para la medición de las distintas propiedades en 
los núcleos, involucra el manejo de los mismos en distintas etapas y, por lo tanto, se 
consideran otros conceptos, tales como: 
 

Núcleo fresco. 

 
Cualquier núcleo recuperado con técnica convencional y analizado tan rápido como sea 
posible en el pozo, para evitar pérdida de fluidos y exposición a la atmósfera.   
 
Núcleo preservado. 

 
Es similar al núcleo fresco, pero implica cierto tiempo de almacenamiento. Se protege el 
núcleo de alteraciones mediante diferentes técnicas, como envolver el núcleo, congelar el 
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núcleo para atrapar a los fluidos en su interior y evitar que se evaporen, aunque esto pudiera 
alterar algunas propiedades de la roca. 
 
Núcleo limpio. 

 
Es el núcleo al cual le han sido removidos los fluidos de su interior con solventes. El 
proceso debe ser especificado en la secuencia, uso de solventes y temperaturas.  
 
Núcleo restaurado. 

 
Este núcleo ha sido limpiado y se ha puesto en contacto nuevamente con los fluidos que 
inicialmente contenía en el subsuelo con el fin de restablecer las condiciones del 
yacimiento; sin embargo, pueden afectarse algunas propiedades originales, como la 
mojabilidad. 
 
Asignación de datos de núcleos para medición de propiedades de la roca. 

 
Las mediciones en muestras de roca se realizan con el fin de alcanzar diferentes propósitos 
y se distinguen por el uso que se les da, por ejemplo si es un pozo exploratorio o de 
desarrollo. Los datos obtenidos del análisis de núcleos son usados por ingenieros de 
distintas especialidades como: geólogos, de terminaciones de pozos, petrofísica y de 
yacimientos. A continuación se presenta un ejemplo de asignación de datos: 

 

 
 

Figura 2.8 Asignación de datos obtenidos de núcleos. 

Datos de 

análisis 

de  

núcleos 

Ingenieros de terminación de pozos 

 Daño a la formación 

 Diseño de la terminación 

Ingenieros de yacimientos 

 Porosidad 

 Permeabilidad 

 Densidad de grano 

 Propiedades 
mecánicas y eléctricas 

 Saturación de fluidos 

 Mojabilidad 

 Presión capilar 

 Permeabilidad relativa 

Ingenieros geólogos 

 Litología 

 Petrografía 

 Ambientes 
de depósito 

Ingenieros de petrofísica 

 Calibración de 
registros 

 Saturación de fluidos 

 Mecánica de rocas 
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Tipos de pruebas de núcleos. 

 

Las pruebas de análisis de núcleos se dividen generalmente en dos tipos: análisis 
convencionales de rutina y análisis especiales. 
 
Análisis convencional o de rutina. 

 

Estos análisis se llevan a cabo con muestras completas de núcleos o con tapones a pesión y 
temperatura ambiente. Con este tipo de análisis se obtienen propiedades básicas de las rocas 
como: 
 

 Porosidad 
 Permeabilidad absoluta 
 Saturación de fluidos 

 
 

Análisis especiales. 

 

Si las mediciones de las propiedades mencionadas en los análisis convencionales se 
realizan a condiciones de yacimiento se consideran como análisis especiales. 
Cualquier prueba que se realiza con núcleos o tapones que no es parte de los análisis 
convencionales cae en la categoría también de análisis especiales. Se pueden obtener 
propiedades como: 
 

 Presión capilar 
 Permeabilidad relativa 
 Mojabilidad 
 Tensión interfacial y superficial. 

 
Los datos de las propiedades mencionadas anteriormente son esenciales para los cálculos en 
ingeniería de yacimientos, ya que afectan directamente en la cantidad, la distribución y el 
movimiento de los fluidos presentes en las rocas.  
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2.2 Registros geofísicos de pozos 

 
A medida que la ciencia de los registros de pozos avanza, también lo hace el arte de  la 
interpretación de datos. Hoy en día el análisis detallado de un conjunto de perfiles 
cuidadosamente elegido, provee un método para derivar e inferir valores precisos para las 
saturaciones de hidrocarburos y de agua, la porosidad, el índice de permeabilidad y la 
litología de la roca del yacimiento. En esta tesis se mencionan los diferentes registros 
comúnmente utilizados, su aplicación y los parámetros que miden. 
Las interpretaciones cualitativas y cuantitativas de los registros geofísicos de pozos deben 
ser apoyadas por resultados de análisis geológicos y petrofísicos de muestras de rocas. 
 

Tabla 2.1Tipo de registros geofísicos utilizados de acuerdo a los aspectos de la formación. 

 

Aspectos de las formaciones Tipos de registros geofísicos 

Tipo de roca Litológicos 
Capacidad de almacenamiento Porosidad 

Tipo y cantidad de fluidos saturantes Eléctricos 
Capacidad de permitir el flujo interno de fluidos Combinación de registros 

 

Clasificación de los registros geofísicos de pozos comúnmente utilizados 

 

Registros que indican zonas permeables (litología) 

 

Potencial espontáneo (SP)  

 

El parámetro que mide es el potencial eléctrico (voltaje) entre dos puntos, por ejemplo 
dentro de un pozo este se genera debido a la interacciòn del agua y rocas de la formación 
con el fluido de perforación, se mide el voltaje que hay entre la superficie y la profundidad 
a la que se encuentra colocada la sonda. 
Sus principales aplicaciones son detectar formaciones porosas y permeables, localizar 
límites de formaciones porosas y permeables (límites del yacimiento), determinar 
arcillosidad de una formación, determinar el valor de la resistividad del agua (Rw) y realizar 
correlaciones geológicas. 
La información necesaria para su interpretación son la Ro y la Rt, la salinidad del agua o la 
Rw, la resistividad del filtrado de lodo (Rmf), así como, la presencia de laminaciones de lutita 
no observables con el registro. Las determinaciones en el laboratorio son los análisis 
litológicos, petrográficos mineralógicos y los análisis químicos del agua.  
 

Rayos gama (GR) 

 

El parámetro que mide es la radioactividad natural de la roca.Sus aplicaciones principales 
son diferenciar litologías, determinar contenido de arcillas o lutitas en la formación, 
detectar materiales radioactivos y realizar correlaciones geológicas. 
La información necesaria para su interpretación es la radioactividad natural, mineralogía, 
litología y presencia de elementos radioactivos en el agua que afecten al registro. 
Las determinaciones en el laboratorio son medición de la radioactividad natural, análisis 
petrográfico, mineralógico y análisis químico del agua. 
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Espectroscopia de rayos gama (NGT) 

 

El parámetro que mide son las cantidades uranio, potasio y torio en las rocas. 
Las aplicaciones principales son identificar la litología, minerales arcillosos, determinar 
volúmenes de arcillas (índice de arcillosidad), identificar ambientes de depósito e 
identificar fracturas. 
La información necesaria para su interpretación es la mineralogía, litología y la 
composición química del agua. 
Las determinaciones en el laboratorio son análisis mineralógico, litológico, petrográfico y 
análisis químico del agua.  
 
Registros de resistividad o conductividad eléctrica (R o C) 

 

Doble laterolog-Rxo (DLL-Rxo) 

 

Los parámetros que mide son las diferentes resistividades de las formaciones a diferentes 
profundidades de investigación: LLd, LLs, Rxo. 
Las aplicaciones principales son la localización rápida de zonas con hidrocarburos, 
determinar la saturación de agua (Sw) y determinar la movilidad de los hidrocarburos. 
La información necesaria para su interpretación son las resistividades de la roca con Sw  

100%, resistividad del agua de formación (Rw) y del filtrado del lodo (Rmf), la porosidad y 
las saturaciones de agua (Sw), aceite (So) y gas (Sg). 
Las determinaciones en el laboratorio son los análisis petrofísicos para determinar: , Ro, 
Rt, Rw, F, I, a, m y n. 
 
Doble inducción laterolog 8 (DIL) 

 

Los parámetros que mide son las resistividades de las formaciones a diferentes 
profundidades de investigación: ILd, IIs, Rll8.  
Las principales aplicaciones son detectar zonas con hidrocarburo y determinar la saturación 
de agua (Sw). 
La información necesaria para su interpretación es la resistividad de la roca con Sw  

100%, la porosidad y saturaciones de agua (Sw), aceite (So) y gas (Sg). 
Las determinaciones en el laboratorio son los análisis petrofísicos para determinar: , Ro, 
Rt, Rw, F, I, a, m y n. 
 
Registros de porosidad ( ) 

 

Sónico compensado (BHC) 

 
El parámetro que mide es el tiempo de tránsito (transmisión de ondas acústicas en las 
formaciones). 
Las aplicaciones principales son determinar la porosidad, identificar litologías por valores 
de t, realizar correlaciones geológicas y estimar permeabilidades. 
La información necesaria para su interpretación son relaciones  - t, petrografía y 
mineralogía. 
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Las determinaciones en el laboratorio son los análisis petrofísicos para conocer , t y k, 
análisis petrográficos y análisis mineralógicos. 
 
Densidad compensado (FDC) 

 
El parámetro que mide es la densidad de las formaciones. 
Las aplicaciones principales son determinar la densidad total de la formación, obtener el 
valor de la porosidad e identificar zonas con gas. 
La información necesaria para su interpretación son la porosidad y  las densidades de la 
formación  ( f), de la matriz ( m) y los fluidos ( f).  
Las determinaciones en el laboratorio son los análisis petrofísicos para conocer la porosidad 
( ), la densidad de la formación ( f) y la densidad de la matriz ( m), análisis de fluidos para 
conocer la densidad del agua ( w), aceite ( o) y gas ( g), análisis petrográfico y 
mineralógico. 
 
Neutrón compensado (CLN) 

 
El parámetro que mide es la concentración de hidrógeno en las formaciones. 
Las aplicaciones principales son determinar la porosidad, litología y conocer los tipos de 
fluidos existentes en la formación. 
La información necesaria para su interpretación es la litología, petrografía, mineralogía, 
porosidad y el tipo de fluido en la formación. 
Las determinaciones en el laboratorio son los análisis litológicos, petrográficos, 
mineralógicos y petrofísicos para conocer la porosidad. 
 
Litodensidad (LDT) 

 

El parámetro que mide es la densidad de las formaciones. 
Las aplicaciones principales son identificar la litología con base en la densidad de la roca y 
determinar la porosidad. 
La información necesaria para su interpretación es la mineralogía,  densidad de la matriz, 
densidad de los fluidos y la porosidad. 
Las determinaciones en el laboratorio son los análisis mineralógico, análisis petrofísico 
para conocer la porosidad y la densidad de la matriz,  y el análisis de fluidos para conocer 
la densidad del agua ( w), aceite ( o) y gas ( g), 
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2.3 Prospección sísmica. 

 

Los avances en prospección sísmica en los últimos años han cambiado la manera en que los 
yacimientos son desarrollados y administrados. De ser una herramienta de exploración, la 
sísmica se ha convertido en uno de los métodos mas efectivos en la optimización de la 
producción de los yacimientos petroleros, en muchos casos ha permitido alargar la vida de 
yacimientos maduros. 
 
La prospección sísmica es usada en: 
 

 Exploración para determinar las estructuras y trampas estratigráficas  
 

 En evaluación y desarrollo, para estimación de reservas y para formular planes de 
desarrollo. 

 

 Durante la producción para observar movimiento de contactos, distribución de los 
fluidos dentro del yacimiento y cambios de presión. 

 

Fases de la prospección sísmica. 

 
Adquisición de datos. Procesado sismológico. Interpretación sísmica. 

Topografía 
Generación de energía 

Recepción en superficie 
Grabación 

Acondicionamiento 
Filtrados 

Correcciones estáticas y dinámicas 
 

Manejo de secciones 
Corrida de horizontes 

Correlación con geofísica de pozos 
Secuencias sísmicas 

 

 
Sismogramas 

 

 
Secciones sísmicas 

 

 
Mapas estructurales y estratigráficos 

 

 
Adquisición de datos de campo. 

 
El objetivo de la prospección sísmica es crear una imagen acústica de los estratos de roca, 
siendo ésta la primera aproximación para definir el tamaño y la forma de un yacimiento. 
 
La prospección sísmica involucra generar ondas sísmicas por una fuente sonora en la 
superficie, ya sea con explosivos, con vibraseis (placa metálica vibrante montada por 
debajo de un camión que genera un tren de ondas oscilatorias de larga duración) o con el 
uso de una pistola de aire. Estas ondas viajan a través de los estratos de roca a grandes 
profundidades; en cada estrato parte de la energía sísmica se refleja hacia la fuente.  
 
Los tipos de fuentes de energía usados en tierra son explosivos y mecánicos, para medios 
marinos se usan fuentes de energía eléctricas y pistolas de aire. 
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Figura 2.9 Se muestra el vibraseis, que sirve para generar ondas sísmicas. 

 

 

 
Figura 2.10 Se muestra el proceso de la generación de reflexiones sísmicas. 

 

El geófono o sensor de tierra, es esencialmente un tipo de sensor usado en tierra, 
comprende una bobina suspendida dentro de un imán, cuando el terreno vibra en respuesta 
a una onda sísmica, la bobina se mueve dentro del imán, produciendo un voltaje, y así una 
corriente, en la bobina es tomada por la inducción. 
 
Los hidrófonos o sensores marinos, son usados para detectar las variaciones de presión en 
el agua debido al paso de una onda sísmica. Un hidrófono está compuesto de dos discos de 
cristales consolidados a un bote vacío sellado. 
 
Los detectores (geófonos o hidrófonos) que están colocados en superficie detectan las 
ondas reflejadas y registran la amplitud de onda. En la estación de trabajo estas amplitudes 
se combinan con las señales del tiempo de tránsito y se elaboran trazados sísmicos. 
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Figura 2.11 Geófono usado para registrar las ondas reflejadas del subsuelo. 

 

La adquisición de datos puede ser realizada en condiciones terrestres, marinas o 
transicionales y en dos o tres dimensiones. 
 
La sísmica 2D, consiste en observar secciones en el plano x-y, o sea, los tendidos fuente-
receptores se encontraran ubicados sobre una misma línea sobre el terreno.  
 
La sísmica 3D, consiste en observar un volumen de datos, o sea, los tendidos fuente-
receptores se encontrarán ubicados sobre una área del terreno. 
 
En la siguiente figura se puede apreciar la obtención de datos para sísmica en 2D y 3D.  
 

 
Figura 2.12 Se observa la toma de datos para sísmica 2D y 3D. 

 
El objetivo primordial del sistema sismológico es el de obtener datos que le puedan ser 
útiles al interprete en la delineación de las características geológicas de interés. 

 
El sistema básico de adquisición de datos incluye: 
 

1. Una señal de entrada derivada de alguna de las diferentes fuentes de energía usada. 
 

2. La función de transferencia, que está dada por el medio transmisor y reflejante, 
constituido por los diferentes estratos de la tierra. 
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3. Una señal de salida es registrada por el instrumental, compuesto por varios módulos 
y cuya función principal es la de grabar la señal sísmica en cintas magnéticas. 

 

 
Figura 2.13 Sistema básico de adquisición de datos. 

 

 

Secciones sísmicas. 

 

Las secciones sísmicas muestran un gran parecido con las secciones estratigráficas. Las 
secciones sísmicas muestran la respuesta de la tierra a las ondas sísmicas y la posición 
geológica de los estratos, es solo uno de los muchos factores que afectan la respuesta. 
 
Las reflexiones sísmicas se componen de interferencias y no hay una correspondencia clara 
entre estos eventos y las condiciones geológicas que se encuentran debajo de la tierra, 
aunque actualmente se dispone de un gran poder de procesamiento para convertir esas 
reflexiones a términos estratigráficos.  
 
En las secciones los datos se representan a lo largo de una línea, por ejemplo un perfil en 
2D, una sección sísmica consta de numerosas trazas con la ubicación en el eje x, y en el eje 
y se tiene una escala de profundidad o de tiempo de reflexión. 
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Figura 2.14 Sección sísmica. 

 
 
 
Su interpretación involucra: 
 

 Escoger intervalos u horizontes de interés. 
 

 Definir la estructura de la potencial trampa. 
 

 Obtener una idea de las variaciones de las propiedades del yacimiento que son de 
interés para Ingenieros Petroleros o Geólogos. 

 
 
 
 
 
Perfil sísmico vertical. 

 

El perfil sísmico vertical es una técnica para registrar simultáneamente los trenes de ondas 
ascendente y descendente. Esto es una gran ventaja en comparación con la técnica de 
reflexión sísmica convencional, la cual sólo registra ondas ascendentes. El registrar un 
número suficiente de niveles espaciados de manera bastante regular en el pozo los campos 
de onda ascendente y descendente pueden ser separados mediante un procesamiento. Un 
análisis de los trenes de onda ascendente y descendente permite estudiar detalladamente el 
cambio de tren de ondas sísmicas con la profundidad. Las propiedades acústicas de la tierra 
pueden entonces relacionarse directamente con la litología del subsuelo e interpretarse de 
acuerdo a ella. 
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Figura 2.15 Se muestra un VSP con ondas ascendentes y descendentes. 

 

 

 
Figura 2.16 Se muestra la separación de las ondas ascendentes y descendentes y un VSP. 

 
 

Las ventajas del perfil sísmico vertical incluyen: 
 

 Registrar la traza sísmica real en el agujero en vez de confiar en un sismograma 
generado de manera sintética. 

 

 La medición del contenido espectral de la señal sísmica descendiente en función de 
la profundidad. 

 
 La determinación de un enlace preciso entre los resultados sísmicos en la superficie 

y los registros de pozo, ya que el VSP es una medición de alta resolución. 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 59 
 

 
 El mejoramiento de la resolución sísmica de características estratigráficas alrededor 

del pozo, tales como fallas o acuñamientos. 
 
Las principales aplicaciones del VSP son comprobar o negar  la presencia de reflexiones 
que son confusas o dudosas en las secciones sísmicas cerca del pozo debido al 
mejoramiento en la resolución. El VSP resulta particularmente adecuado para determinar 
las condiciones existentes debajo de la barrena. Se pueden  comprobar o reconocer la 
presencia de zonas geopresionadas, arenas gaseosas o reflectores profundos. Correlacionar 
reflexiones observadas en un perfil sísmico de superficie y las propiedades petrofísicas 
específicas medidas en el pozo. El papel de correlación del VSP es importante para el 
desarrollo de yacimientos. 
 

Caracterización sísmica.  

 
La caracterización sísmica implica inferir propiedades físicas de las rocas a partir de los 
datos sísmicos. Al momento de realizar un estudio del subsuelo se dispone de datos 
sísmicos y de datos geológicos provenientes de pozos, que pueden obtenerse de perfiles de 
pozo o análisis de núcleos, los datos son relacionados entre sí y se relacionan para inferir 
las propiedades físicas en todo el volumen. 
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Mediciones de los parámetros petrofísicos en el laboratorio. 

 

2.4 Obtención del  tamaño de grano.  

 

Uno de los métodos utilizados para determinar la distribución del tamaño de grano es el 
análisis con tamiz.  
 
En general, el procedimiento consiste en desmoronar cuidadosamente la roca (sin molerse) 
para obtener los granos. Un conjunto de tamices se colocan con la malla más grande arriba 
y la más fina al final (Figura 2.17). En el análisis con tamiz, se asume que los granos 
atrapados sobre las mallas individuales tienen tamaños que son menores que las mallas de 
arriba y mayores  que las mallas en las que están depositadas. La cantidad de arena atrapada 
en cada tamiz es pesada y, como una primera aproximación, el diámetro promedio del 
grano se asume que es igual al promedio de la malla superior  y la malla en la que se 
encuentran atrapados. El segundo supuesto que se aplica es que los granos de mineral son 
de forma esférica. 
 

 
 

Figura 2.17 Ensamble del tamiz para el análisis de la distribución del tamaño de granos de los 

sedimentos.  

 

Equipo: 
 Balanza analítica 
 Instrumento triturador  de roca 
 Mortero y mazo de mortero 
 Bandeja tamizadora  
 Agitador mecánico de bandejas tamizadoras 
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Procedimiento del análisis de tamiz. 
 
1. Utilizando un martillo, rompa cuidadosamente una muestra  de roca clástica en piezas 

de aproximadamente 1 pulgada de tamaño. 
2. Triture la primera pieza en el triturador de rocas y recoja la roca triturada en un 

mortero. 
3. Desmoronar la muestra utilizando un mortero. No triturar los granos individuales, 

separar los granos usando movimientos de ida y vuelta. 
4. Obtener una muestra desmoronada de unos 200g. 
5. Limpie cada uno de los tamices utilizando un cepille de cerdas. 
6. Golpee el tamiz  sobre el exterior del borde dos o tres veces para liberar los granos que 

están atrapados entre las aberturas de las mallas.  
7. Montar el tamiz en el agitador con un contenedor en el fondo y la malla de diámetro 

mayor arriba. 
8. Vierta la muestra desmoronada de arena en el tamiz superior (no derramar parte de la 

muestra). 
9. Coloque la tapa sobre el matiz superior, asegure la pila de tamices en la agitadora y 

agitar durante 5 minutos. Los granos que queden en el tamiz superior colocarlos en el 
mortero y volverlos a desmoronar y colocarlos nuevamente en el tamiz. 

10. Agitar por 15 minutos. 
11. Pesar el contenido de cada tamiz individualmente  en una balanza. 
12. Obtener la relación del peso de cada tamiz con respecto al peso total de la muestra de 

roca y obtener gráficas (histogramas, frecuencias, etc.).  
 
2.5 Obtención del tamaño de garganta de poro (PT) 

 
El tamaño de garganta de poro sirve para determinar características de flujo de fluidos en el 
medio poroso, presiones de inyección, la cantidad de flujo que es retenido en los poros y en 
el estudio de la migración de fluidos. 
 
Las gargantas de poro representan una pequeña fracción del volumen total del espacio 
poroso de una roca; sin embargo, son de mucha importancia ya que son los accesos a los 
poros, o sea, la comunicación entre ellos y, por lo tanto, rigen el comportamiento capilar y 
controlan la permeabilidad. El tamaño y la geometría de las gargantas de poro son función 
de la cantidad y características de los elementos que forman la textura (grano, matriz y 
cementante). 
 
La garganta de poro, es el espacio poroso a través del cual se comunican los poros de una 
roca, y de acuerdo a Netto se expresa como: 

cP
PT 007.0                                                          (2.1) 

 
Donde: 
 
PT es la garganta de poro, en mm 
Pc es la presión capilar con inyección de mercurio, en atm 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 62 
 

Forma de obtención. 
 
Directamente, en laboratorio. 
 
Las características de las gargantas de poro se pueden visualizar y cuantificar por medio de 
análisis de muestras de roca, utilizando un microscopio petrográfico o electrónico de 
barrido. 
 
Indirectamente, en laboratorio. 
 
A una muestra de roca se le determina su comportamiento capilar con inyección de 
mercurio. Para varios valores de presión capilar del comportamiento establecido,  se aplica 
la ecuación anterior obteniéndose los correspondientes tamaños de garganta de poro, los 
cuales pueden graficarse contra sus respectivas saturaciones de fluidos mojante, como se 
muestra en la Figura 2.18. 
 

 
 

Figura 2.18  Gráfica de presión capilar vs saturación de mercurio para obtener el tamaño de las 

gargantas de poro. 

 
2.5.1 Clasificación de garganta de poro. 

 
Con la clasificación de la garganta de poro (PST) básicamente se obtiene una medición de 
la geometría del poro dentro de una muestra de roca. Los rangos de variación son de  1.0 
(muy buena clasificación) a 8.0 (muy mala clasificación), la mayoría de las muestras de 
roca se encuentran entre 1.2 y 5.0.  
Los valores de clasificación de garganta de poro se obtienen con la siguiente ecuación 
desarrollada por Trask: 
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presióndecuartiler
presióndecuartilerPST

1
3                                              (2.2) 

 
El primer cuartil representa la presión capilar a la saturación de mercurio de 25%  y el 
tercer cuartil de presión representa la presión capilar a la saturación de mercurio de 75% 
como se muestra en la Figura 2.19. 
 

 
 

Figura 2.19 Gráfica de presión capilar vs saturación de mercurio para obtener el tamaño de las 

gargantas de poro para distintas muestras de roca. 

 

2.6 Obtención de la porosidad (ø) 

 

La porosidad puede ser calculada por  medio de mediciones hechas en el laboratorio o bien 
por interpretaciones de registros geofísicos de pozos. A continuación se describen métodos 
realizados en el laboratorio. 
 
2.6.1 Porosidad absoluta.  
 
Se obtiene a través de: 
 
 Observación en un microscopio de una  fotografía amplificada de una sección de una 

lámina delgada de roca, a la cual se le coloca una retícula cuadrada. Con base en el 
número total de nodos o cruces de línea de la retícula, Nt, y el número de nodos que 
caen en el espacio poroso que indica la fotografía, Np, la porosidad se puede  obtener 
con la siguiente expresión: 

t

P
a N

N

                                                           (2.3) 

 Si la roca es deleznable es decir no tiene cementante o tiene muy poco, se mide el 
volumen de la muestra, Vr , se desmenuza a nivel de granos, o sea el volumen de 
sólidos, Vs, obteniéndose un valor aproximado de la porosidad absoluta de la siguiente 
forma: 
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r

sr
a V

VV

                                                        (2.4) 
2.6.2 Porosidad efectiva 
 
Para evaluar la porosidad efectiva en el laboratorio deben conocerse dos de los tres 
siguientes parámetros: Vr, Vpc, Vs. 
 
Determinación del Vr  
 Muestra de geometría regular. A partir de sus dimensiones. 
 Muestra de forma irregular. A partir de la cantidad de fluidos que desplaza (principio 

de Arquimides). 
 
Determinación de Vpc. 
 Extracción de gas (aire) que satura la muestra. 
 Extracción completa del líquido que satura 100% a la muestra. 
 Saturación completa (100%) de la muestra con un líquido. 

 
Determinación de Vs. 
 Utilizando un gas inerte, por ejemplo nitrógeno, aplicar la ley de Boyle. 

 
Si en el laboratorio se mide Vr y Vpc 

r

pc
e V

V

                                                             (2.5)
 

Si en el laboratorio se mide Vr y Vs 

r

sr
e V

VV

                                                          (2.6)
 

Si en el laboratorio se mide  Vpc y Vs 

spc

pc
e VV

V

                                                          (2.7)
 

 
Donde:  Vr es el volumen de la muestra. 
              Vs es el volumen de sólidos 
              Vpc es el volumen de poros conectados 
 
Aplicaciones principales: 

 Determinación de la distribución del espacio poroso en el yacimiento. 
 Definición de la distribución de fluidos en el yacimiento.       
 Determinación del volumen de hidrocarburos en el yacimiento. 
 Estimación de reservas de hidrocarburos. 
 Obtención de otros parámetros de caracterización del yacimiento. 
 Calibración de registros geofísicos de porosidad. 
 Diversos estudios de yacimientos. 
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2.7 Obtención de la Permeabilidad (k) 
 

2.7.1 Permeabilidad  a un fluido (kf).  
 
Se obtiene una muestra de geometría regular y área transversal al flujo constante (A), se 
satura al 100% con alguno de los fluidos, cuya viscosidad se conoce. A través de ella se 
circula fluido igual al saturante, se mide el gasto de fluido (qf) y la caída de presión (∆P) en 
una longitud escogida (L). Se aplica la ecuación de Darcy para flujo horizontal: 
 

PA
Lq

k ff
f

        
si   Sf  = 100%                        (2.8) 

 
Si el fluido saturante es el agua, se tiene kw y si el agua moja a los sólidos y no reacciona 
con ellos, entonces kw = kabsoluta. La kg y la ko no se tiene en el yacimiento, solo en el 
laboratorio.  
 
2.7.2 Permeabilidad al líquido (kL).  
 
Esta permeabilidad se obtiene por medio del método de extrapolación de Klinkenberg.     
 

     p
mkk gL

1          [md]                                     (2.9) 

 
Para obtener esta permeabilidad, a una muestra de roca limpia y seca se le realizan cuando 
menos cinco mediciones de permeabilidad al gas a distintas presiones de flujo. Las 
permeabilidades y los recíprocos de las presiones medias de flujo correspondientes se 
grafican en papel normal (Figura 2.20). Se extrapola la recta definida por los puntos hasta 
la ordenada al origen que es la kL. Esta permeabilidad se considera equivalente a la 
permeabilidad absoluta. 
 

 
 

Figura 2.20 Gráfica de la permeabilidad del gas contra el inverso de la caída de presión para obtener la 

permeabilidad al líquido por el método de extrapolación de Klinkernberg. 
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Las permeabilidades generalmente incluidas en los análisis de núcleos se refieren a la 
permeabilidad al aire seco bajo a una presión atmosférica. Los datos conocidos del núcleo 
son la longitud y la sección transversal. El movimiento del fluido se establece a través del 
núcleo aplicando una determinada presión diferencial a lo largo del núcleo. Se debe 
conocer la viscosidad del aire o fluido empleado a la temperatura del laboratorio. 
 
En cuanto al tamaño de la muestra no existe ninguna limitación ni requisito; sin embargo, 
se considera que si se quieren obtener resultados representativos las muestras no deben ser 
inferiores a 1.5 a 2.0 cm2 de sección transversal  y a 1.50 cm de largo. Por lo general, las 
muestras para las pruebas son de forma cilíndricas. 

 

2.7.3 Permeabilidad efectiva a un fluido (kef)   
 
Se obtiene a partir de una muestra de roca con geometría regular y área transversal al flujo 
constante, se satura con dos fluidos (agua y aceite o agua y gas) o con tres fluidos (agua, 
aceite y gas). Se circulan los fluidos dentro del medio poroso, de acuerdo a alguno de los 
siguientes casos. 
 

 Un fluido en movimiento (Sf > Sfc) y el otro o los otros dos estáticos (Sf < Sfc). 
 Dos fluidos  en movimiento y uno estático. 
 Tres fluidos en movimiento. 

 
Para cualquier caso se mide: El gasto de cada fluido (qf) para la caída de presión (∆P) que 
se aplique en una distancia escogida (L). Con estos datos y tomando en cuenta la viscosidad 
del fluido y el área transversal de la muestra, se determina la permeabilidad efectiva a ese 
fluido. 

PA
Lq

k ff
ef

        
si   Sf < 100%                            (2.10) 

 
Se han diseñado varios procedimientos de laboratorio para medir las permeabilidades 
efectivas, básicamente consideran flujos de fluidos a presión constante o a gasto constante. 
 
2.7.4 Permeabilidad relativa a un fluido (krf).   
 
Al igual que las anteriores se determina a través de una muestra de roca en la cual se llevan 
a cabo mediciones de permeabilidad efectiva a distintas saturaciones de fluido en particular 
(gas, aceite o agua) y cada uno de los valores se relacionan a la permeabilidad al líquido o 
absoluta.  
Los resultados de permeabilidad relativa normalmente se presentan, en forma gráfica 
(Figura 2.21), en función de la saturación de agua o de la saturación de líquido (SL). 
 

owL SSS                                                       (2.11) 
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Figura 2.21  Curvas típicas de permeabilidades relativas para flujo de dos fases. 

 

2.8 Obtención de la Saturación (S) 

 

Los métodos para determinar las saturaciones de fluidos en los yacimientos consisten en 
analizar los núcleos del yacimiento en su contenido de aceite y agua. La saturación de gas 
se obtiene restando de la unidad la suma de las saturaciones de aceite y agua. 
 
Como práctica general, el procedimiento simple para determinar el aceite en una roca 
consiste, primero, en determinar la saturación de agua en un núcleo por un método 
apropiado, y luego medir la pérdida total de peso de la muestra después del proceso de 
extracción y secamiento. La cantidad de aceite presente se calcula restando en peso del 
agua de la pérdida total de peso.  
 
En el cálculo de la saturación de agua intersticial, la cantidad de agua obtenida en el 
análisis debe corregirse a las condiciones de presión y temperatura existentes en la 
formación. 
 
Método de destilación 

 

Los métodos de destilación, tales como el método ASTM y el método de Dean y Stark, se 
pueden emplear para determinar la saturación de agua. Con tal fin, de las partes centrales de 
núcleos grandes, se preparan muestras de 50 a 60 cc en volumen, se coloca en un casquillo 
o dedal de extracción y se pesan. Las muestras y el casquillo se colocan en un matraz o 
retorta que contiene un líquido solvente, tal como xileno, tolueno o una fracción de 
gasolina, temperatura de ebullición de 1500 C, aproximadamente. 
 
Al matraz se le coloca el condensador de reflujo, cuya función es devolver el condensado a 
una trampa de vidrio calibrada (Figura 2.22). Cuando esta trampa se llena el condensado 
vuelve otra vez al matraz o retorta. 
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Figura 2.22  Equipo para medición de saturación de agua por extracción de solventes. 

 
El hidrocarburo líquido ebulle, al mismo tiempo que el agua presente en la muestra se 
vaporiza y pasa al condensador de reflujo y de allí a la trampa. Cuando el volumen de agua 
en la trampa permanece constante  por un determinado tiempo, se lee el volumen de agua 
recolectado y el casquillo con las muestras se pasa a un aparato “soxhlet” para la extracción 
final. El casquillo y las muestras se secan y se pesan. La saturación total de fluidos se 
obtiene por diferencias de peso e incluye la saturación de agua y de aceite. De nuevo, por 
diferencia de peso, se obtiene el peso del aceite y usando una densidad apropiada se calcula 
su volumen. Las saturaciones de agua y aceite con base del volumen poroso de la roca se 
pueden calcular fácilmente. 
  
Si las muestras de roca son suficientemente grandes, que contengan de 5 a 10 cc de agua, 
las variaciones de los resultados pueden ser del 2%, lo que se considera satisfactorio en 
vista de las incertidumbres que se presentan al obtener los núcleos del yacimiento. Una sola 
destilación toma aproximadamente 2 horas y la extracción en el “soxhlet” de 6 a 24 horas 
adicionales. 
 

2.9 Propiedades Eléctricas 

 
2.9.1 Obtención de la resistividad eléctrica (R). 

 
La resistividad eléctrica, o simplemente resistividad, del medio poroso es la resistencia que 
opone un volumen unitario del medio al paso de corriente eléctrica, se expresa como: 
 

L
rAR                                                           (2.12) 
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Donde: 
 
R es la resistividad del medio poroso, en ohms-m 
r es la resistencia del medio poroso a una longitud L, en ohms 
A es el área de la sección transversal del medio poroso, en m2 
L es la longitud del medio poroso donde se mide r, en m 
 
Forma de obtención. 
 
Directamente, en laboratorio. 
 
Una muestra cilíndrica, pequeña, limpia y seca, se satura con un fluido conductor 
(salmuera). Se coloca en el porta muestras de un resistivímetro,  se le pasa una corriente 
eléctrica, I, y se mide una resistencia, r, que existe en una distancia, L. Con esta 
información y considerando el área, A, de la sección transversal,  se aplica la ecuación 2.12 
para obtener la resistividad del medio (Figura 2.23). 

 

 
 

Figura 2.23 Equipo de medición de dos electrodos 

 
Directamente, en el campo. 
 
Por medio de alguno de los diversos registros de resistividad o de conductividad que se 
corren en el pozo, antes de revestirlo. 
 
2.9.2 Obtención del factor de formación (F). 

 

El factor de formación es un parámetro petrofísico que indica el grado en que se incrementa 
la resistividad de un volumen ocupado en principio con agua salada al introducir en él 
sólidos que forman una estructura porosa, y se expresa como: 
 

w

o

R
RF                                                        (2.13) 
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Donde: 
 
F es el factor de formación, adimensional 
Ro es la resistividad de la roca para Sw, = 100 %,  en Ohms-m 
Rw es la resistividad del agua que satura 100% al medio poroso, en Ohms-m 
 
Formas de obtención.  
 

 De acuerdo a la ecuación 2.13, relacionando los valores de resistividad de la roca 
para Sw = 100 %, Ro, y los de resistividad de agua, Rw, obtenidos del análisis de 
núcleos o de la interpretación de registros geofísicos de pozos. 

 
 Por medio de correlaciones petrofísicas establecidas por datos de laboratorio o de 

registros geofísicos de pozos. 
 
Este parámetro sirve para obtener porosidades y saturaciones de fluidos en el yacimiento, 
así como para obtener parámetros petrofísicos de caracterización, como son: el exponente 
de cementación, m, y el factor geométrico, a. 
 
El factor de formación depende de las características del sistema roca fluidos y de las 
condiciones de temperatura y de presión a las que se encuentra. Respecto al medio poroso 
influye el volumen y la geometría de los huecos y la composición mineralógica de los 
sólidos y referente al agua saturante, lo que influye básicamente es el tipo y la cantidad de 
sales que tiene disuelta. 
 
2.9.3 Obtención del factor geométrico (a). 

 
El factor geométrico es un parámetro petrofísico relacionado al flujo de corriente eléctrica, 
que depende de la combinación de todos los factores que establecen la complejidad del 
espacio poroso, se expresa como: 
 

m
e

Fa                                                         (2.14) 

 
Donde: 
 
m es el factor de cementación, adimensional 
F es el factor de formación, adimensional 
a es el factor geométrico, adimensional 

e es la porosidad efectiva, en fracción 
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Obtención. 
 
Método gráfico. 
 
Con datos de resistividad para Sw = 100 %, Ro, resistividad del agua, Rw, y porosidad 
efectiva, e, obtenidos ya sea de análisis de  núcleos o de interpretación de registros 
geofísicos, se determinan los valores del factor de formación, F. Estos datos se grafican en 
papel doble logarítmico con sus respectivas porosidades efectivas, e, y se ajusta una recta a 
los puntos graficados, la ordenada al origen de esta recta es el factor geométrico (Figura 
2.24). 
 

 
 

Figura 2.24 Valores del factor de formación vs porosidad para determinar el valor del factor 

geométrico (a). 

 
Este parámetro, como todos los que se relacionan con las propiedades eléctricas de las 
rocas, dependen de las características del sistema roca fluidos y de las condiciones de 
temperatura y presión a las que se encuentran. Los aspectos de la roca que influyen en a 
son: la composición de los sólidos, así como el volumen y la geometría del espacio poroso, 
principalmente de la tortuosidad. 
 
2.9.4 Obtención del factor de cementación (m). 

 

El factor de cementación es un parámetro petrofísico relacionado al flujo de corriente 
eléctrica que depende de la combinación de todos los factores que establecen la 
complejidad del espacio poroso. Partiendo de la ecuación 2.15. 
 

m
eaF                                                        (2.15) 
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Se tiene que: 

ea
Fm log                                                     (2.16) 

 
Donde: 
 
m es el factor de cementación, adimensional 
F es el factor de formación, adimensional 
a es el factor geométrico, adimensional 

e es la porosidad efectiva, en fracción 
 
Formas de obtención. 
 
Método gráfico. 
 
Con los datos de resistividad de la roca para Sw = 100 %, Ro, resistividad del agua, Rw, y 
porosidad efectiva, e, obtenidos ya sea de análisis de  núcleos o de interpretación de 
registros geofísicos, se calculan los valores del factor de formación, F = Ro / Rw. Se grafican 
estos valores en papel doble logarítmico, con sus respectivas porosidades efectivas,  e, y se 
ajusta una recta a los puntos graficados. La pendiente de esta recta es m, como se muestra 
en la Figura 2.25. 
 

 
  

Figura 2.25  Datos graficados del factor de formación vs porosidad para obtener el factor de 

cementación (m). 
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El factor de cementación sirve para identificar características especiales del medio poroso, 
como es el grado de consolidación o la existencia de fracturas. Este parámetro también es 
conocido como exponente de cementación. Este término se relacionó a la cementación 
debido a que inicialmente se establecieron tendencias experimentales en las que el valor del 
factor de cementación, m, variaba directamente con el grado de cementación de la roca. 
Actualmente se considera que el factor de cementación depende de varias características de 
la roca, que son función de la geometría del espacio poroso, principalmente. 
 
2.9.5 Obtención del índice de resistividad (I). 

 

El índice de resistividad es un parámetro que indica el grado en que se incrementa la 
resistividad de una roca saturada 100 % con agua salada, al sustituir parte de ésta por 
hidrocarburos, se expresa como: 
 

o

t

R
R

I                                                           (2.17) 

 
Donde: 
 
I es el índice de resistividad, adimensional y se expresa en fracción 
Rt es la resistividad de la roca para Sw < 100%,  ohms-m 
Ro es la resistividad de la roca para Sw = 100%,  ohms-m 
 
Forma de obtención. 

 
De acuerdo a la ecuación anterior, relacionando los valores de resistividad de la roca para 
Sw < 100%, Rt, y de resistividad de la roca para Sw = 100%, Ro, obtenidos del análisis de 
núcleos o de la interpretación de registros eléctricos de pozos, o por medio de correlaciones 
petrofísicas establecidas con datos de laboratorio. 
 
Con este parámetro es posible obtener saturaciones de fluidos en el yacimiento, también el 
exponente de saturación n. El índice de resistividad es función principalmente de la 
cantidad de fluido conductor que se tiene en el medio poroso de una roca determinada. 
 
2.9.6 Exponente de saturación (n). 

 
El exponente de saturación es un parámetro petrofísico relacionado al flujo de corriente 
eléctrica, que depende de la combinación de todos los factores que establecen la 
complejidad del espacio poroso y de la cantidad de fluido conductor, y se expresa como: 
 

n
wSI                                                          (2.18) 
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Se tiene que: 
 

wS
n 1log                                                       (2.19) 

 
Donde: 
 
n es el exponente de saturación, adimensional 
Sw es la saturación de agua, en fracción 
I es el índice de resistividad, adimensional 
 
 

Formas de obtención. 

 

Método gráfico. 
 
Con datos obtenidos de resistividad para Sw = 100 % y Sw < 100 %, Ro y Rt, y de saturación 
de agua, Sw, obtenidos ya sea de análisis de núcleos o de la interpretación de registros 
geofísicos, se calculan los valores del índice de resistividad, I, que es igual a  Rt, / Ro. 
 
En papel doble logaritmo se grafican estos datos con sus respectivas saturaciones de agua, y 
se ajusta una recta a los puntos graficados. La pendiente de esta recta es el exponente de 
saturación, n, como se muestra en la Figura 2.26. 
 

 
 

Figura 2.26  Método gráfico para la obtención del exponente de saturación (n). 
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El exponente de saturación, como todos los parámetros que se relacionan con las 
propiedades eléctricas de las rocas, depende de las características del sistema roca fluidos. 
Los aspectos de la roca que influyen en n son los que resultan del volumen y la geometría 
del espacio poroso, así como de la composición de los sólidos. En lo que respecta a los 
fluidos, lo que influye en n es la composición y al cantidad de esos fluidos en el medio 
poroso. 
 
2.10 Obtención de la Tortuosidad ( ). 

 
Es la relación de la longitud media (La) de las líneas de flujo existente en la estructura 
porosa, definidas por los poros o espacios interconectados, entre la longitud del medio 
poroso (L), como se muestra en la Figura 2.27. 
 

 
Figura 2.27 Representación de la tortuosidad en un medio poroso.  

 
Formas de obtención. 

 
 Directamente, en laboratorio. 

 
A partir del tiempo que tarda un ion en recorrer la distancia entre dos detectores colocados 
en dos extremos de una muestra de roca y la velocidad de flujo del fluido que transporta el 
ion, se puede obtener la distancia que recorre tal ion. Esa distancia se relaciona con la 
longitud recta entre los dos detectores. 
 

 Con la ecuación de Pérez Rosales 
 

GG m 1                                                  (2.20) 
 
Donde: 
 
   es la tortuosidad, adimensional 

G es el parámetro que depende de la geometría del espacio poroso, en fracción 
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m es el parámetro que depende de la fracción de la porosidad total que participa 
activamente en la conducción de corriente eléctrica, en fracción 

es la porosidad total, en fracción 
 
El concepto tortuosidad considera todas las irregularidades que presentan las líneas de flujo 
dentro del medio poroso. Estas irregularidades son el resultado de la combinación de los 
factores que establece la magnitud y la geometría de la estructura porosa. 
 
2.11 Obtención de la Tensión interfacial y superficial ( ). 

 
Las técnicas experimentales que son usadas para la medición de la tensión interfacial o 
superficial son esencialmente idénticas. En la industria petrolera la técnica más 
comúnmente usada es el método de la gota pendiente. 
 
El método de la gota pendiente consiste en suspender una gota del líquido junto con otra 
fase líquida, por ejemplo una gota de un líquido pesado rodeada a su vez de un líquido más 
ligero, para determinar la tensión interfacial; por otro lado, se tendría una gota de líquido 
suspendida en compañía de gas o vapor para realizar las mediciones de tensión superficial. 
 
La gota de líquido se suspende de un tubo capilar o es vertida con una jeringa en la punta. 
La forma y tamaño de la gota de líquido son principalmente una función de la tensión 
interfacial o de la tensión superficial entre un par de fluidos. Con este método los valores de 
tensión interfacial o superficial se determinan a partir de un perfil o imagen de la gota 
pendiente estática para una diferencia en densidades dada entre las fases gas-líquido o 
líquido-líquido. Generalmente se utiliza un sistema de video para capturar la imagen de la 
gota, subsecuentemente se dimensiona para su análisis. 
 
En este método se deben obtener experimentalmente dos parámetros que son el diámetro 
ecuatorial o máximo diámetro horizontal de, y el diámetro ds de la gota a la distancia de de 
la punta de la misma, en la  Figura 2.28 se muestran estos parámetros: 
 

 
 

Figura 2.28. Diagrama de una gota pendiente y de sus parámetros de y ds. 
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La medición de la tensión interfacial o superficial a partir de análisis de gota pendiente se 
basa en la suposición de que la gota es simétrica en su eje vertical, y que la gota no está en 
movimiento; la mayor ventaja de este método es que no requiere calibración. 
Los valores de tensión interfacial o superficial se calculan con la siguiente ecuación: 
 

H
gde

2

                                                     (2.21) 

 
Donde: 
 

 es la tensión interfacial o superficial, en dinas/cm 
 es la diferencia de densidades entre las dos fases de fluidos, en g/cm3 

g es la aceleración de la gravedad, en cm/seg2 

de es el diámetro ecuatorial, en cm 
H es el parámetro dependiente de la forma de la gota  
 
El parámetro H es función del factor de forma S, donde S = ds /de. Los valores de 1/H 
pueden ser calculados con la siguiente ecuación: 
 

01
2

2
3

3
41 BSBSBSB

S
B

H a                                  (2.22) 

 
Donde: 
 
Bi (i =0,1,2,3,4) y a son constantes empíricas para cierto rango de valores de S, en la tabla 
2.1 se muestran estos valores: 
 

Rango de S a B4 B3 B2 B1 B0 

0.401-0.46 2.56651 0.32720 0 0.97553 0.84059 0.18069 
0.46-0.59 2.59725 0.31968 0 0.46898 0.50059 0.13261 
0.59-0.68 2.62435 0.31522 0 0.11714 0.15756 0.05285 
0.68-0.90 2.64267 0.31345 0 0.09155 0.14701 0.05877 
0.90-1.00 2.84636 0.30715 -0.69116 -1.08315 -0.18341 0.20970 

 

Tabla 2.2 Constantes empíricas para un rango de valores de S. 

 

 

 
2.12 Obtención de la mojabilidad 

 

 Método de laboratorio para determinar la mojabilidad (Método de Amott). 
 

Este método combina pruebas de imbibición con pruebas de desplazamiento de fluidos 
(Figura 2.29). 
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Metodología: 
 

 El núcleo debe tener saturación de aceite residual, Sor, y saturación de agua, Sw, 
(Sg=0) 

 Se sumerge el núcleo en aceite (keroseno) por 20 hr y se mide el volumen de agua 
que sale por imbibición (Vw1). 

 Se coloca el núcleo en una centrífuga. La probeta debe de estar llena de aceite. Se 
centrifuga y se mide el volumen de agua desplazada (Vw2). 

 Se sumerge el núcleo en agua por 20 hr y se mide el volumen de aceite que sale por 
imbibición (Vo1). 

 Se coloca el núcleo en la centrífuga. La probeta debe estar llena de agua. Se 
centrífuga y se mide el volumen de aceite desplazado (Vo2). 

 

 
 

Figura 2.29. (a) Celda de imbibición con un núcleo saturado con aceite sumergido en agua, (b) núcleo 

saturado con agua sumergido en aceite. 

 

Se calculan relaciones de volúmenes. 
 
La roca es mojada por agua si: 
 

0
21

1

ww

w

VV
V

     y    0
21

1

oo

o

VV
V

                                      (2.23) 
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La roca es mojada por aceite si: 
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                                      (2.24) 

 
 Por medio de información obtenida por pruebas de flujo de fluidos para determinar 

las permeabilidades relativas. 
 
La Tabla 2.3 muestra las propiedades de flujo de fluidos en medios porosos que indican la 
preferencia en mojabilidad. 
 

Propiedad Mojado por agua Mojado por aceite 
 
Swi 

 
Generalmente mayor a 20-
25 % 

Generalmente menor a 
15%, frecuentemente 
menor a 10% 

Saturación de agua a la que 
krw = kro 

Mayor a 50% Menor a 50% 

krw a la máxima saturación 
de agua 

Generalmente menor a 0.3 Mayor de 0.5 y 
aproximadamente a 1. 

 

Tabla. 2.3  Propiedades de flujo de fluidos en un medio poroso que indican la preferencia en 

mojabilidad. 

 

La Figura 2.30 muestra curvas típicas de permeabilidades relativas al agua y al aceite 
utilizadas para determinar la preferencia en la  mojabilidad. 
 

 

                  (a)      (b) 

Figura 2.30 Curvas típicas de las permeabilidades relativas al agua y al aceite., (a) Roca fuertemente 

mojado por agua y (b) Roca fuertemente mojada por aceite. 
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Las aplicaciones principales son: 
 

 Determinar la distribución de fluidos dentro del espacio poroso. 
 Determinar características de flujo de fluidos y de corriente eléctrica dentro del 

espacio poroso 
 
 

2.13 Obtención de la presión capilar (Pc) 

 

Método de la membrana semipermeable: 
 
a) Descripción del equipo. 
 
El equipo consta de una pipeta graduada unida por medio de una manguera flexible a un 
dispositivo cilíndrico de vidrio dentro del cual se encuentra montada una membrana 
permeable. El extremo de la manguera que se une a la pipeta tiene montada una válvula de 
3 vías, que se usa para facilitar el llenado del sistema manguera-pipeta con el agua. En la 
Figura 2.31 se muestra el equipo esquemáticamente. 

 
Figura 2.31 Diagrama del aparato usado para medir la presión capilar. 
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b) Procedimiento – (sistema Agua-Aire). 
 

1. Llenar con agua el sistema pipeta-manguera hasta cierta altura dentro de la pipeta. 
El nivel del agua debe llegar exactamente hasta la cara superior de la membrana, la 
cual se encuentra previamente saturada al 100%. 

2. Tomar lectura del nivel de agua en la pipeta. (Lectura inicial pipeta). 
3. Vaciar lentamente arena dentro del dispositivo de vidrio, permitiendo que el agua 

por imbibición sature el empacamiento de arena que se va formando. 
4. Continuar vaciando arena hasta que el empacamiento alcance una altura apropiada. 

Esperar el tiempo suficiente hasta que el nivel de agua alcance la parte superior de 
dicho empacamiento, con lo cual se consigue saturarlo al 100%. 

5. Tomar lectura del nivel de agua dentro de la pipeta (en cm3). La diferencia de 
lecturas registradas en los pasos 3 y 5 da el Vp del empacamiento. 

6. Medir con una regla graduada la longitud y el diámetro del empacamiento. 
7. Definir un nivel de referencia (puede ser la cubierta de la mesa donde se encuentra 

montado el equipo), y medir con una regla graduada la posición del nivel de agua de 
la pipeta y la posición del empacamiento, con respecto al nivel de referencia. (N.R). 

8. La determinación de la Pc por drene se hace bajando la pipeta con respecto al N.R., 
esperando que el nivel de agua en la pipeta se estabilice. 

9. Tomar lectura del nuevo nivel de agua dentro de la pipeta y su posición con 
respecto al N.R., la diferencia de posiciones entre la parte superior del 
empacamiento y del nivel de agua en la pipeta es la presión capilar en cm, la 
diferencia de lecturas del nivel de agua en la pipeta registradas en lso pasos 5 y 9 es 
el volumen de agua desalojada del empacamiento, con lo cual se puede determinar 
la nueva saturación. 

10. Repetir los pasos 8 y 9 hasta que se observe que la lectura del nivel de agua en la 
pipeta no cambia, bajando la pipeta. 

11. La determinación de la Pc por el método de imbibición se hace a continuación del 
método de drene, subiendo la pipeta y registrando las mismas lecturas, hasta que la 
posición del nivel de agua de la pipeta alcance la misma que la del empacamiento. 

12. Graficar en papel normal los valores de Pc [cm] contra lo valores de saturación de 
agua correspondientes en cada etapa, obtenidos por ambos métodos. 

  
Existen otros métodos para obtener la Pc como son el método de desplazamiento y el de 
inyección de mercurio. 
 
2.14 Obtención de la superficie específica (Ss) 

 

El área de la superficie específica puede estimarse por  lo menos con tres técnicas: el 
método de adsorción de gas, análisis de imagen de petrografía (PIA), y la resonancia 
magnética nuclear (NMR). 
 

 Método de adsorción de gas. 
 
El método básico para medir el área superficial, es la técnica de adsorción de gas, que 
involucra la determinación de la cantidad de gas inerte, típicamente nitrógeno, argón o 
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criptón, que se requiere para formar una capa de una molécula media sobre la superficie de 
una muestra a temperatura criogénica. 
 
El área de la muestra es calculada usando el área conocida, la cuál es ocupada por cada 
molécula de gas bajo estas condiciones. Debe estar, sin embargo, limitado a los entornos 
porosos que no tienen superficies específicas grandes, y donde los granos de la matriz son 
excepcionalmente suaves y regulares, esfericidad > 0.7 y la redondez > 0.5. 
Para sistemas porosos sin consolidar, el área de superficie específica obtenida por esta 
técnica es suficiente. Una gráfica log-log de Ss (cm-1) vs diámetro medio de grano dgr (cm) 
puede producir la siguiente correlación: 
 

gr
s d

S 27.4                                                         (2.25) 

 
Donde: 
 
Ss es la superficie específica, en cm-1 
dgr  es el diámetro medio de grano, en cm 
 
Esta correlación aplica a granos con esfericidad > 0.7 y la redondez > 0.5. 
 

 Un método utilizado para una o varias muestras en particular con características 
similares es: 

 
Obtener un modelo en el cual se tiene en un centímetro cúbico de medio poroso 8 esferas 
de 0.5cm (5 mm) de diámetro en empacamiento cúbico. En este caso se tienen 12 contactos 
entre esferas (Figura 2.32). 
 
 

 
 

Figura 2.32  Empacamiento de 1 cm
3
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Realizando el mismo análisis para distintos tamaños de esferas y 1 cm3 de medio poroso, se 
obtuvieron los resultados que presentan en la Tabla 2.4 

 

Tabla 2.4 Relación entre el diámetro de esferas y superficie específica de medio poroso. 

 
Diámetro Número de esferas Superficie específica 

cm mm  mm2/cm3 cm2/cm3 
0.5 5 8 628.32 6.28 
0.25 2.5 64 1256.64 12.57 
0.1 1 1000 3141.6 31.42 
0.05 0.5 8000 6283.2 62.83 
0.01 0.1 1000000 31416 314.16 
0.005 0.05 8000000 62832 628.32 
0.001 0.01 1.00E+09 314160 3141.60 

 
Graficando los valores de diámetro de esferas con la superficie específica en un cm3 de 
medio poroso se puede apreciar que entre más pequeñas sean las partículas mayor será la 
superficie específica de la roca (Figura 2.33).  
 

 
 

Figura 2.33 Relación gráfica entre el diámetro de esferas y la superficie específica de un medio poroso. 
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2.15 Obtención de la compresibilidad (C). 

 

Para obtener la compresibilidad, en el laboratorio se reproduce lo que sucede en el 
yacimiento al explotarlo. 
 
A una muestra  de roca, convenientemente preparada  de acuerdo a lo que se desea medir: 
compresibilidad de la roca, Cr, compresibilidad de los poros, Cp o compresibilidad de los 
sólidos, Cs, se le somete a incrementos de presión, en un equipo de alta presión (Figura 
2.34), hasta alcanzar la presión de sobrecarga (Pob) a temperatura constante (Ta o Ty).  
 

 
 

Figura 2.34.  Equipo experimental para mediciones de la compactación del volumen de poro y 

compresibilidad 

 

Para cada variación de presión  se mide la variación del volumen de roca, de poros o de 
sólidos, según sea al caso. Con esta información se construyen gráficas  de C vs P (Figura 
2.35). 
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Figura 2.35 Gráfica de compresibilidad vs presión. 
 

Aplicaciones principales 

 
 Conocer la variación de la porosidad debido a los abatimientos de presión de los 

fluidos en el yacimiento. 
 Conocer la variación de un volumen de roca, de poros o de sólidos al someterse a 

cambios de presión. 
 Estimar valores de propiedades de la roca a condiciones de yacimiento a partir de 

datos obtenidos a condiciones atmosféricas. 
 
2.16 Obtención de la densidad de un material ( ). 

 

La densidad de un material se define como la relación entre su masa y su volumen. 
 

V
M  [g/cm3]                                                  (2.26) 

 
Donde:  
 

  es la densidad del material, en g/cm3 

M  es la masa del material, en g 
V   es el volumen del material, en cm3 

 
Obtención: 
 

 Densidad del sistema roca-fluido 
Una muestra de roca se satura con los fluidos existentes en el yacimiento. Se 
mide su peso y su volumen y se relacionan. 
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 Densidad de la roca. 
A una muestra de roca saturada con aire o al vacío se le mide su peso y su 
volumen y se relacionan. 

 
 Densidad de la matriz 

A una muestra de roca saturada con aire o al vacío se le mide su peso y su 
volumen de sólidos y se relacionan. 
 

Las aplicaciones principales son: 
 

 Apoyar la interpretación de los registros de densidad de pozos para determinar la 
porosidad. 

 Determinar otros parámetros de caracterización. 
 

2.17 Obtención de la capacidad de intercambio catiónico (CEC)  

 
La capacidad de intercambio catiónico (CEC) se puede definir como la suma de todos los 
cationes de cambio que un mineral puede adsorber a un determinado pH. Es equivalente a 
la medida del total de cargas negativas del mineral.  
 
Obtención: 
  
El método consiste en desplazar los cationes de las arcillas por otros cationes contenidos en 
la solución. La CEC se obtiene por titulación electroquímica. 
 
Con una solución de cloruro de bario (BaCl2) y con una cantidad conocida de muestra se 
prepara una suspensión. Los cationes de la muestra son desplazados  por el bario y se 
forman cloruros con ellos. 
 

ClorurosBaArcillaBaClmuestra 2  
 

Con un tratamiento de lavado se eliminan los cloruros y efectuando una titulación 
conductométrica con una solución de sulfato de magnesio (MgSO4) se desplazan los 
cationes de BA++ por Mg++  
 

44 BaSOMgArcillaMgSOBaArcilla  
 

La parte intercambiable de la muestra esta representada por arcilla Ba o arcilla Mg. 
 

44 MgSOMgSO NVCCE                                       (2.27) 
Donde: 
 
CEC es la capacidad de intercambio catiónico (meq) 
VMsSO4 es el volumen de sulfato de magnesio requerido para la segunda reacción (ml). 
NMsSO4 es la normalidad de la solución de MgSO4 (meq/ml). 
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Esta propiedad petrofísica sirve para interpretar registros eléctricos de formaciones 
arcillosas. 

2.18 Obtención de la radioactividad natural 

Todas las rocas contienen cierta cantidad de material radiactivo (U, Th, K) que emiten rayos 
gama. Los elementos altamente radiactivos tienden a concentrarse en las arcillas o lutitas, 
por consiguiente las arcillas o las arenas altamente lutiticas (arena arcillosa) muestran una 
radiactividad alta, en tanto que arenas limpias y carbonatos generalmente exhiben niveles 
bajos de radiactividad.  

En el laboratorio se miden los rayos gama naturales emitidos por las muestras de roca 
cortadas en los pozos. La Figura 2.36 ilustra un modelo del equipo utilizado para medir la 
radioactividad natural de los núcleos, la cual es registrada para conocer la litología que 
presenta la roca y sus propiedades. 

 

Figura 2.36  Equipo utilizado para la medición de la radiactividad natural de las rocas en el 

laboratorio. 

La unidad de medición muy común es la unidad API, esta unidad es 1/200 de la diferencia 
de deflexiones de un registro de rayos gama entre zonas de baja y alta radiación en un 
modelo de calibración construido en la universidad de Houston. 
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Aplicaciones principales: 

 Correlaciones geológicas 
 Apoyo en la decisión y operación de cortes de núcleo en los pozos 
 Afinación de profundidades de los estratos 
 Identificación de los intervalos perdidos en la operación de núcleo 

2.19 Obtención del tiempo de tránsito ( t) 

El registro sónico mide el  tiempo mínimo requerido para que una onda acústica viaje 
verticalmente a través de un  pie de formación adyacente al agujero.  

Tiempo que tarda una vibración (sonido) en recorrer un pie de roca. 

t
dV           

Vd
t 1

       si d = 1 

pie
segt

pie
t

1
                                                    (2.28) 

Obtención: 

A una muestra de roca, convenientemente preparada, se le da un impulso en un extremo y 
se mide el tiempo que tarda en llegar la vibración al otro extremo. Las mediciones se 
realizan a condiciones atmosféricas o a condiciones de yacimiento. Los valores de t 
dependen principalmente del tipo de roca y la porosidad. 

Con los datos medidos se obtiene para un grupo de muestras una gráfica de t contra la 
porosidad en porcentaje, la cual describe una tendencia lineal que dependiendo con la 
intersección del eje del tiempo de tránsito determina el tipo de roca que se tiene en ese 
intervalo. Ejemplos de valores de t de algunos materiales: 

Tabla 2.5 Valores del tiempo de tránsito de algunos materiales 

Material Velocidad de transferencia 

de sonido ( seg
pie

) 

t  ( pie
seg ) 

Aire 1088 919 
Aceite 4300 232 
Agua 5000 – 5300 200 – 189 
Lutita 6000 – 16000 167 – 62.5 

Areniscas 18000 – 21000 55.6 – 47.6 
Carbonatos 21000 – 23000 47.6 – 43.5 
Dolomitas 23000 – 26000 43.5 – 38.5 
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Aplicaciones principales: 

 Calibración de registros sónicos de porosidad 
 Obtención de la porosidad 
 Obtención del tipo de roca 
 Obtención de otros parámetros de caracterización  
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3. IMPORTANCIA DE LA PETROFÍSICA EN LA CARACTERIZACIÓN DE 
YACIMIENTOS PETROLEROS. 

 
 
Introducción. 
 
La importancia de las propiedades petrofísicas se traduce en una mejor caracterización 
estática de un yacimiento petrolero, el desconocimiento de éstas puede ocasionar errores al 
estimar el volumen de hidrocarburos contenidos dentro del mismo, así como ignorar otras 
propiedades que pueden ser cruciales durante la vida productiva del yacimiento. En este 
capítulo se menciona la importancia de las propiedades petrofísicas comentadas en 
capítulos anteriores, así como de las ecuaciones y gráficas relacionadas con el uso de la 
información que se obtiene de ellas. Cabe señalar que todo estudio de los yacimientos debe 
estar sustentado en muchas de estas propiedades y las relaciones que guardan entre ellas. 
 
 
3.1 Importancia de la porosidad. 
 
En la recuperación de aceite de los yacimientos del subsuelo, tal líquido debe fluir ciertas 
distancias a través de los poros antes de llegar al pozo productor. Si el aceite se encuentra 
en espacios porosos aislados; es decir, que no están interconectados, no se puede recuperar 
y es de poco interés para el ingeniero petrolero. Por lo tanto, la porosidad efectiva es el 
parámetro usado normalmente en todos los cálculos de ingeniería de yacimientos. Todas las 
rocas de los yacimientos pueden contener algunos espacios porosos aislados, siendo las 
calizas usualmente las que contienen el mayor porcentaje de espacios porosos aislados. 
 
Debido a que la porosidad efectiva es el valor de interés para el ingeniero petrolero, se debe 
poner atención a los métodos usados para determinar la porosidad. 
La porosidad de una muestra de roca es un factor muy importante para el pozo productor y 
es una medición de la capacidad de almacenar fluidos de una roca. Por ejemplo se tiene una 
roca de yacimiento con 1 acre de área y 1 pie de espesor, con una saturación de agua 
congénita de 25 % y una porosidad efectiva de 10%. 
 
Contenido de aceite, (bls/acre-pie) = 7758 A h  (1-Swi)  
 
Donde: 
 
7758 es un factor de conversión, pies cúbicos a barriles por acre-pie 
A es la extensión del yacimiento, en acres 

h es el espesor promedio del yacimiento, en pies  
 es la porosidad efectiva, en fracción 

Swi es la saturación de agua congénita, en fracción 

 
La ecuación anterior es muy utilizada con las unidades mencionadas. 
 
Contenido de aceite = 7758 x 1 x 1 x 0.10 x (1-0.25) = 582 bls/acre-pie = 717897 bls/m3 
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Ahora suponiendo una porosidad de 30%. 
 
Contenido de aceite = 7758 x 1 x 1 x 0.30 x (1-0.25) = 1746 bls/acre-pie = 2153691 bls/ m3 
 
Se observa que con un incremento de tres veces en la porosidad, resulta en un incremento 
de tres veces en el contenido de aceite en la roca del yacimiento. La porosidad, por lo tanto, 
es una propiedad muy importante debido a su relación con la capacidad de almacenamiento 
de hidrocarburos. A continuación se presenta información importante en cuanto al manejo 
de datos de la porosidad. 
 
3.1.1 Promedios de porosidad. 
 
Los datos de porosidad que son usados como parte del análisis de rutina de núcleos se 
obtienen a partir de tapones cortados de núcleos que representan una fracción muy pequeña 
del volumen total de la roca del yacimiento. Por lo cual las propiedades que son medidas 
como parte del análisis de rutina deben ser promediadas y deben ir de acuerdo a la escala 
del núcleo y la del yacimiento, para su uso en ingeniería de yacimientos, como es el área de 
simulación de yacimientos.  
 
Esto se logra al emplear diferentes tipos de métodos para promediar. Si la roca del 
yacimiento muestra variaciones grandes en la porosidad vertical pero tiene una porosidad 
aceptable y uniforme que es paralela al plano de los estratos del yacimiento, el promedio 
aritmético de porosidad o el promedio de porosidad ponderado al espesor son usados para 
describir la porosidad promedio del yacimiento.  
 
Debido a los cambios en la sedimentación o en las condiciones de depósito, se pueden 
observar variaciones importantes en la porosidad en diferentes secciones del yacimiento. En 
tales casos, el promedio de porosidad de área ponderado o el de volumen ponderado se 
emplean para describir  la porosidad promedio de la roca del yacimiento. Las ecuaciones 
matemáticas usadas para promediar los datos de porosidad tienen la siguiente forma: 
 

Promedio aritmético: 

                                                             
n

n

i i  1


                                                     (3.1) 

Promedio ponderado al espesor: 

                                                           







n

i i

n

i ii

h

h

1

1



                                                   (3.2) 

Promedio ponderado al área: 
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                                                   (3.3) 
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Promedio ponderado al volumen:  

                                                         







n

i ii

n

i iii

hA

hA

1

1


                                                   (3.4) 

Promedio estadístico: 

                                                      n
n ...321                                               (3.5) 

 
 
Donde: 
 
n = es el número total de muestras de núcleos usados 
hi= es el espesor de la muestra i  del núcleo o el área i del yacimiento  
= es la porosidad de la muestra i  de núcleo  o el área i del yacimiento  
Ai= es el área i del yacimiento   
 
3.1.2 Ejemplos de porosidades típicas. 
 
La porosidad de las rocas de yacimiento difiere de un material a  otro. Específicamente, la 
porosidad depende de varios factores como lo son: la forma de grano, acomodo, 
cementación y compactación. 
Para ser más precisos, la magnitud de la porosidad depende en gran medida del arreglo 
geométrico de las partículas en el sedimento. Todos estos factores varían substancialmente 
de formación a formación, lo cual resulta en un amplio margen de porosidades de roca.  
 
Considerando la complejidad de las variables que están involucradas, la porosidad no puede 
ser relacionada a una propiedad en específico, por lo que se tiene un cierto rango de 
porosidades para un tipo de roca en particular como lo son las areniscas y los carbonatos. 
Aunque las porosidades de las rocas de yacimientos petroleros varían típicamente en un 
rango de 5 al 40%, siendo más común el rango de 10 al 20%.  
 
3.1.3 Relación de la porosidad con la profundidad. 
 
Generalmente las rocas de yacimiento muestran una tendencia de decremento de su 
porosidad con la profundidad debido a las capas de roca que causan compactación.  
La porosidad de las rocas sedimentarias es una función compleja de muchos factores, entre 
los que se incluyen: ritmo de sedimentación, profundidad de sepultamiento, la naturaleza de 
los fluidos del yacimiento, y la naturaleza de los sedimentos suprayacentes. En la Figura 
3.1 se muestra la tendencia de la relación de porosidad con la profundidad. 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 93 
 

 
 
Figura 3.1 Se muestra el comportamiento típico de la relación porosidad-profundidad en una secuencia 

de arcillas 
 

Una relación comúnmente usada entre la porosidad de las areniscas y la profundidad está 
dada por una ecuación desarrollada por Athy (1930), donde asume que la porosidad está 
dada por una función exponencial: 
 

                                                            MAXbZ

Oe


                                                     (3.6) 
 
Donde: 
 
 es la porosidad a una profundidad dada, en fracción 
O es la porosidad en la superficie, en fracción 
b es una constante, en km

-1 
ZMAX es la profundidad de sepultamiento máximo que ha sufrido la roca en km 
 
Scherer (1987) observó que se puede predecir la porosidad de las areniscas con mayor 
exactitud usando cuatro variables, que son: la profundidad máxima de sepultamiento, la 
edad de la roca, el grado de clasificación y el contenido de cuarzo. El propuso la siguiente 
ecuación: 
 
                             AZSQ O ln65.40038.037.17ln73.460.18                 (3.7) 
 
Donde: 
 
 es la porosidad de la roca, en porcentaje 
Q es el porcentaje de cuarzo en la fracción mineral 
SO es el coeficiente de clasificación de Trask  
Z es la máxima profundidad de sepultamiento, en metros 
A es la edad de la roca, en millones de años 
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El contenido de cuarzo se obtiene mediante mediciones petrográficas; el coeficiente de 
clasificación de Trask puede ser estimado de manera cualitativa, por lo que su descripción 
puede variar. En la siguiente tabla se muestran los coeficientes para distintos grados de 
clasificación: 
 

Tabla 3.1 de coeficientes de clasificación de Trask. 
 

Descripción Coeficiente de Trask   
SO 

Clasificación muy buena 1.1 
Clasificación buena 1.3 

Clasificación moderadamente buena 1.5 
Clasificación moderada 1.8 

Clasificación pobre 2.35 
Clasificación muy pobre 4.48 

 
 

 
En la siguiente tabla se muestran los resultados de porosidad para una variedad de areniscas 
de diferentes edades, profundidades, contenido en cuarzo y coeficientes de clasificación 
usando la ecuación anterior. 
 

Tabla 3.2 Resultados de porosidad (%) para profundidades de 1 a 5 km para areniscas con diferente 
contenido de cuarzo, edad y grado de clasificación. 

 
Q 

[%] 
A 

[millones de años] 
Clasificación 

SO 
[%] para cada profundidad [m] 
1000 2000 3000 4000 5000 

95 10 1.3 39.0 35.2 31.4 27.6 23.8 

50 10 1.8 32.2 28.4 24.6 20.8 17.0 

10 10 2.35 22.4 18.6 14.8 11.0 7.2 

95 100 1.3 28.3 24.5 20.7 16.9 13.1 

50 100 1.8 21.5 17.7 13.9 10.1 6.3 

50 100 1.8 21.5 17.7 13.9 10.1 6.3 

10 100 2.35 11.7 7.9 4.1 0.3 0.0 

95 400 1.3 21.8 18.0 14.2 10.4 6.6 

50 400 1.8 15.1 11.3 7.5 3.7 0.0 

10 400 2.35 5.2 1.4 0.0 0.0 0.0 

 
 
R. Berner sugirió una ecuación diferencial para evaluar el ritmo de compactación del 
sedimento (como un cambio en la porosidad) como sigue: 
 

                                              
tma

d

dD

dR

dt

d



































1
1

                                       (3.8) 

Donde: 
 
 es la porosidad de la roca, en porcentaje 
D es la profundidad de sepultamiento, en metros 
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Rd es el ritmo de sedimentación (el peso de un sedimento por unidad de área por año) 
ma es la densidad de la matriz de la formación, en gr/cm3 

t es la duración de la compactación, en años 
 
El término d/dt se puede determinar de las curvas de porosidad contra profundidad. 
 
3.2 Importancia de la permeabilidad. 
 
La permeabilidad de un yacimiento petrolero es tan importante como la porosidad, ya que 
no solamente es importante el volumen de hidrocarburos, sino también lo es la capacidad 
de flujo que tendrá en el yacimiento.  
La permeabilidad es una medida de la magnitud del flujo de fluidos en un gradiente de 
presión. Si se conoce la permeabilidad, se puede predecir la producción de un acuífero o de 
un yacimiento petrolero bajo condiciones variables de presión y flujo usando métodos de 
hidrología o ingeniería de yacimientos. Debido a que la mayoría de los pozos son 
perforados para recuperar agua o hidrocarburos, obviamente la determinación de la 
permeabilidad es muy importante económicamente hablando.  
 
3.2.1 Promedios de permeabilidad. 
 
Las ecuaciones matemáticas usadas para promediar los datos de permeabilidad tienen la 
siguiente forma: 
 
Promedio aritmético: 
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  1
                                                   (3.9) 

Promedio armónico: 
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Promedio geométrico: 

                                                          n
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                                           (3.11) 

 
Donde: 
 
kA  es el promedio aritmético de permeabilidad  
kH  es el promedio armónico de permeabilidad 

kG  es el promedio geométrico de permeabilidad  
ki    es la permeabilidad de una muestra i 
n  es el número de muestras  
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Warren  y Price demostraron que el comportamiento más probable de un sistema 
heterogéneo tiende a un promedio geométrico. 
 
 
3.2.2 Variaciones de Permeabilidad. 
 
La permeabilidad es una propiedad de las rocas, y no es necesariamente igual en todas las 
direcciones. En la mayoría de los casos, los yacimientos petroleros están formados por 
diferentes capas de roca, las cuales tienen distintas propiedades.  
La permeabilidad es una propiedad anisótropa, ya que varía con la dirección que se 
considere, por ejemplo, en la Figura 3.2 se muestra que la permeabilidad varía con las 
direcciones de los ejes x, y y z. 

 
 

Figura 3.2 Representa a la permeabilidad de una roca como una propiedad anisótropa. 
 
Por lo general, en las rocas sedimentarias clásticas, la permeabilidad vertical será menor a 
la horizontal,  y a su vez, la permeabilidad horizontal, en sus principales direcciones, será 
diferente, o sea se tiene que: zyx kkk  , siendo kz el valor más pequeño, esto se debe al 
depósito de los sedimentos, si se tiene una mala clasificación, con granos angulares e 
irregulares, lo cual es más común que ocurra.  
 
El uso de la información de la permeabilidad anisótropa, depende mucho de la escala. Los 
datos medidos en núcleos representan una determinación a escala micro, como se observa 
en la siguiente figura, mientras que la información que se deriva de las pruebas de pozos es 
a una escala macro. La aplicación de los datos de permeabilidad en modelos de simulación 
es a una escala intermedia. En la Figura 3.3 se muestra una representación de las diferentes 
escalas asociadas a los medios porosos, así como también la sección transversal de una 
muestra de roca con las mediciones de permeabilidad para cada estrato, en los cuales se 
puede observar la variación en la permeabilidad. 
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(a) (b) 
 

Figura 3.3 (a) Cuatro escalas asociadas con medios porosos (Haldorsen 1984) y (b) Se muestra la 
distribución de permeabilidades en una sección transversal. 

 
Al examinar la variación del núcleo mostrado en la Figura 3.4, ocurren variaciones muy 
grandes en la permeabilidad y varían de acuerdo a la escala de medición. Los análisis 
convencionales de núcleos toman una muestra cada 50 cm, con registros de pozo es posible 
la determinación de la permeabilidad a intervalos más cortos. Los resultados de una prueba 
de pozo, reflejan la permeabilidad sobre decenas o centenas de metros.   
 

 
 

Figura 3.4 Análisis estadístico de las propiedades de la roca. 
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El valor de k que se utilice debe ser de una observación a una escala apropiada. La relación 
entre la permeabilidad de un intervalo en un pozo , derivada de pruebas de pozo resk y la 
promedio medida de núcleos, Ck , pueden ser representadas empíricamente por el uso de un 
coeficiente . 
 

                                                                
c

res

k

k
                                                        (3.12) 

 
3.2.3 Permeabilidades equivalentes para diferentes capas. 
 
Los valores de permeabilidad promedio o equivalente pueden ser generados al considerar a 
la formación compuesta por diferentes capas. Hay dos principales tipos de permeabilidad a 
considerar: lineal y radial. 
Se pueden manejar sistemas geométricos simples, como lo son: 
 
3.2.3.1 Capas en paralelo, flujo lineal. 
 
El sistema horizontal refleja como es en la naturaleza una roca sedimentaria: el material de 
la roca segregado ha sido depositado dando diferentes tamaños, formas, etc., a las 
diferentes capas en la formación. La razón para determinar una permeabilidad promedio  se 
encuentra en justificar la permeabilidad medida en pequeñas muestras de laboratorio con 
las mediciones hechas por ejemplo en análisis de pruebas de pozos. Los análisis de pruebas 
de pozos no pueden medir secciones pequeñas de un yacimiento (no sería económico) en la 
misma escala que las pruebas de laboratorio. Los resultados son representativos del flujo a 
través de diferentes capas en lugar de una sola. 
 
Para el caso de flujo lineal se consideran capas homogéneas en paralelo como se muestra en 
la Figura 3.5: 
 

 
 

Figura 3.5 Representación del flujo lineal y capas homogéneas en paralelo. 
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El promedio de la permeabilidad puede desarrollarse usando la ecuación de flujo de Darcy: 
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Si todas las capas tienen la misma base, se cancelan términos comunes de área (A = ah y 
además se tiene que: a1 = a2 = a3 = an ), entonces se obtiene la permeabilidad con promedio 
ponderado a la altura: 
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Esta ecuación es usada comúnmente para determinar el promedio de la permeabilidad en un 
análisis de núcleos. 
 
3.2.3.2 Capas en paralelo, flujo radial. 
 
Este es el caso de diferentes capas homogéneas superpuestas simultáneamente en el pozo. 
Cada capa da un gasto Qi. El gasto total es Qt = Qi. 
 

 
 

Figura 3.6 Representación del flujo radial y capas homogéneas en paralelo. 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 100 
 

 
  ;
ln

2

w

e

weii
i

r

r

PPkh
Q



 
  

   
...)(

ln

2

ln

2
332211 





 khkhkh

r

r

PP

r

r

PPkh
QQ

w

e

we

w

e

weT

it







  

Por lo tanto se obtiene la permeabilidad con promedio ponderado a la altura: 
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Este valor de permeabilidad puede ser comparado con el que se obtiene a través de pruebas 
de pozos. 
 
3.2.3.3 Capas en serie, flujo lineal. 
 
En este caso la roca del yacimiento ha sufrido distintos pliegues o fallas, y las capas que 
originalmente eran horizontales, ahora están en posición vertical o la roca del yacimiento 
tiene cambios de facies. Se asume que el flujo es ahora a través de la roca hacia el pozo. En 
este caso se asume un sistema con 3 celdas o una capa con 3 facies, el gasto total es 
constante a través de las capas o facies y la caída de presión total es ahora la suma de las 
caídas de presión en cada capa o facies. De manera similar, la longitud total es la suma de 
la longitud de todas las capas o facies, y el área abierta al flujo es constante. 
 

 
 

Figura 3.7 Representación del flujo lineal y capas o facies en serie. 
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La permeabilidad promedio de las capas o facies en serie se obtiene sumando la caída de 
presión a través de cada capa o facies. 
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Debido a que los gastos, el área de las secciones transversales y las viscosidades son iguales 
en todas las capas, al eliminar términos se llega a: 
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Para capas o facies de una sección transversal igual, se obtiene la permeabilidad con 
promedio armónico: 
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3.2.3.4 Capas en serie, flujo radial. 
 
Además de las variaciones laterales naturales de permeabilidad, el daño en la formación 
puede reducir la permeabilidad en la vecindad del pozo; a su vez las técnicas de limpieza 
tales como la acidificación pueden incrementar la permeabilidad en esas zonas dañadas. 
 

 
 

Figura 3.8 Representación del flujo radial en capas o facies en serie. 
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Flujo total: 
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En flujo estacionario: 

Qt = Q1= Q2= Q3; entonces se tiene:     
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En general para capas o facies en serie, la permeabilidad con promedio armónico se obtiene 
con la siguiente ecuación: 
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Al igual que el flujo radial en capas en paralelo, este valor de permeabilidad puede ser 
comparado con el que se obtiene a través de pruebas de pozos. 
 
3.2.3.5 Flujo aleatorio. 
 
Para valores de permeabilidad distribuidos aleatoriamente, la permeabilidad promedio es un 
promedio geométrico: 
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Donde: 
 
Kprom  es el promedio de la permeabilidad 
hi  es el espesor del intervalo con una permeabilidad ki  
n  es el número de intervalos 
 
 
 
 
3.2.4 Correlaciones de permeabilidad absoluta. 
 
La determinación del agua congénita con mediciones de presión capilar ha permitido la 
evaluación de los valores de la misma en muestras con permeabilidad variable, con estas 
mediciones se ha llegado al punto que es posible correlacionar el contenido de agua 
congénita con la permeabilidad de una muestra de un yacimiento dado, o entre yacimientos. 
 
La experiencia indica una relación general entre la porosidad de un yacimiento y la 
saturación de agua irreductible, mientras el tipo de roca y el tamaño del grano no tengan 
variación en la zona de interés. Esta relación se define con la siguiente ecuación:  
  
                                                                wiSC                                                      (3.18) 
 
Donde C es una constante para un tipo de roca particular y/o tamaño de grano. 
 
 
Distintos investigadores indican que la constante C, que describe el tipo de roca, puede ser 
correlacionada con la permeabilidad absoluta de la roca. Dos métodos empíricos 
comúnmente utilizados son: la ecuación de Timur y la ecuación de Morris - Biggs.  
 
 
3.2.4.1 Ecuación de Timur. 
 
Timur (1968) propone la siguiente expresión para estimar la permeabilidad a partir de la 
saturación de agua irreductible y la porosidad:  
  

                                                        2

4.4

58102.8
wirS

k


                                                (3.19) 

 
 
 
3.2.4.2 Ecuación de Morris – Biggs. 
 
Morris y Biggs (1967) presentaron las siguientes expresiones para estimar la permeabilidad 
de acuerdo al tipo de yacimiento: 
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Para un yacimiento de aceite:  
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                                                 (3.20) 

 
Para un yacimiento de gas:  
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Donde: 
 
k es la permeabilidad absoluta, en darcys 
 es la porosidad, en fracción 
Swir es la saturación de agua irreductible, en fracción 
 
 
3.2.5 Correlaciones de permeabilidad relativa. 
 
En muchos casos, los datos de permeabilidad relativa en muestras del yacimiento que está 
bajo estudio no se encuentran disponibles, por lo que es necesario obtener la información 
deseada de alguna otra manera. Se han desarrollado distintos métodos para el cálculo de las 
relaciones de permeabilidad relativa, en los que se utilizan distintos parámetros para 
calcularlas, por ejemplo: 
 

 Saturaciones residuales e iniciales 
 Datos de presión capilar 

 
La mayoría de las correlaciones propuestas usan la saturación efectiva de la fase como un 
parámetro de correlación. La saturación efectiva de la fase se define por las siguientes 
relaciones: 
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Donde: 
 
So

*, Sw
*, Sg

* son las saturaciones efectivas de aceite, agua y gas respectivamente 
So, Sw, Sg son saturaciones de aceite, agua y gas respectivamente 
Swir es la saturación de agua irreductible 
 
 
3.2.5.1 Correlación de Corey. 
 
Corey (1954) propuso una expresión matemática simple para obtener valores de 
permeabilidad relativa en un sistema gas-aceite. Se considera una buena aproximación en 
procesos de drene, por ejemplo el gas desplazando al aceite. 
 

                                                             4*1 gro Sk                                                   (3.25) 
 

 

                                                           ** 2 ggrg SSk                                                 (3.26) 
 
 
 
Donde:  
 
Sg

* es la saturación efectiva de gas, definida anteriormente 
Corey (1954) propuso que la permeabilidad relativa en un sistema aceite-agua para 
areniscas así como  formaciones carbonatadas, se puede representar de la siguiente manera:  
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                                                               4*
wrw Sk                                                       (3.28) 

 
Donde:  
 
Sw

* es la saturación efectiva de agua, definida anteriormente 
 
3.2.5.2 Correlación de Wahl. 
 
Wahl (1958) sugirió el uso de la siguiente ecuación para un proceso de drene en un sistema 
gas-aceite para calcular las relaciones de permeabilidad relativa basada en mediciones de 
campo en yacimientos de areniscas. 
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Donde: 
 
krg es la permeabilidad relativa al gas 
kro es la permeabilidad relativa al aceite 
Sgc es la saturación de gas crítica 
Swir es la saturación de agua irreductible 
So es la saturación de aceite 
C es una constante igual a 0.25 
 
 
3.2.5.3 Correlaciones de Wyllie. 
 
Wyllie sugirió ecuaciones empíricas de permeabilidad relativa en sistemas gas-aceite y 
agua-aceite para procesos de drene en arenas consolidadas y no consolidadas, así como 
también para calizas oolíticas. Dichas ecuaciones son las siguientes: 
 
 
Para procesos de drene en un sistema gas-aceite. 
 

 Arenas no consolidadas, con buena clasificación de grano: 
 

                                                                3*
oro Sk                                                       (3.31) 

 

                                                             3*1 org Sk                                                    (3.32) 
 

 Arenas no consolidadas, con pobre clasificación de grano: 
 

                                                                5.3*
oro Sk                                                      (3.33) 

 

                                                       5.1*2* 11 oorg SSk                                            (3.34) 
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 Arenas cementadas, calizas oolíticas y rocas con porosidad vugular: 
 

                                                               4*
oro Sk                                                       (3.35) 

 

                                                        2*2* 11 oorg SSk                                               (3.36) 
 

Donde: 
 
So

* es la saturación efectiva de aceite, definida anteriormente 
 
 
Para procesos de drene en un sistema agua-aceite. 
 

 Arenas no consolidadas, con buena clasificación de grano: 
 

                                                             3*1 wro Sk                                                    (3.37) 
 

                                                                3*
wrw Sk                                                      (3.38) 

 
 Arenas no consolidadas, con pobre clasificación de grano: 

 

                                                     5.1*2* 11 wwro SSk                                           (3.39) 
 

                                                                5.3*
wrw Sk                                                      (3.40) 

 
 Arenas cementadas, calizas oolíticas: 

 

                                                       2*2* 11 wwro SSk                                            (3.41) 
 

                                                               4*
wrw Sk                                                       (3.42) 

 
Donde: 
 
Sw

* es la saturación efectiva de agua, definida anteriormente 
 
3.2.5.4 Correlación de Wyllie y Gardner. 
 
Wyllie y Gardner también sugirieron las siguientes dos expresiones que pueden ser usadas 
cuando una permeabilidad relativa se encuentra disponible: 
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 Sistema  agua-aceite 
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Donde: 
 
Sw

* es la saturación efectiva de agua, definida anteriormente 
So

* es la saturación efectiva de aceite, definida anteriormente 
 
3.2.5.5 Correlación de Torcaso y Wyllie. 
 
Torcaso y Wyllie (1958) desarrollaron una expresión para determinar la permeabilidad 
relativa al aceite en un sistema gas-aceite. Esta expresión permite el cálculo de kro, y tiene 
la siguiente forma: 
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Donde: 
 
So

* es la saturación efectiva de aceite, definida anteriormente 
 
La expresión anterior es muy útil debido a la facilidad con la cual se realizan las 
mediciones de krg, ya que en las mediciones de kro se tiene mayor dificultad al realizarse. 
 
3.2.5.6 Correlación de Pirson. 
 
A partir de consideraciones petrofísicas, Pirson (1958) derivó relaciones generalizadas para 
determinar la permeabilidad relativa de la fase mojante y de la fase no mojante para 
procesos de drene e imbibición. Las expresiones generalizadas se aplican para rocas 
mojadas por agua. 
 
Para la fase mojante (agua):    
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 La expresión anterior es válida para ambos procesos, drene e imbibición. 
 
Para la fase no mojante: 
 

 Imbibición 
 

                                           
2

1
1 























nwwir

wirw

mojantenor
SS

SS
k                                  (3.47) 

 
 Drene 

 

                                            5.025.0** 11 wwwmojantenor SSSk                            (3.48) 
 
Donde: 
 
Snw es la saturación de la fase no mojante 
Sw es la saturación de agua 
Sw

* es la saturación efectiva de agua, definida anteriormente 
 
3.2.5.7 Correlación de Naar-Henderson. 
 
Naar-Henderson (1962) propusieron las siguientes ecuaciones para yacimientos con empuje 
de agua: 
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                                                               4*
wrw Sk                                                      (3.50) 

 
Donde: 
 
Sw

* es la saturación efectiva de agua, definida anteriormente 
 
3.2.6 Permeabilidad de fracturas y canales. 
 
Las  rocas de yacimientos petroleros, tales como carbonatos, frecuentemente tienen canales 
o fracturas. Para comprender el flujo de fluidos en las rocas de yacimiento, se deben 
considerar tres elementos para la permeabilidad: matriz, canales y fracturas. 
 
La permeabilidad de la matriz se refiere al flujo en los espacios porosos primarios de las 
rocas del yacimiento. Permeabilidad de canal o fractura se refiere al flujo en las grietas o 
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huecos en la roca. Estos canales y fracturas no cambian la permeabilidad de la matriz, pero 
si alteran la permeabilidad absoluta.  
 
Las ecuaciones para la permeabilidad de canales se basan en la ecuación de Poiseuille’s 
para el flujo de fluidos a través de tubos capilares. 
 

                                                               
L

Pr
Q





8

4
                                                        (3.51) 

o en términos de área, A=r
2, se tiene: 
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igualando con la ecuación de Darcy, se tiene que la permeabilidad de un canal se puede 
definir como: 
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Si el radio del canal esta en m, la permeabilidad del canal estará en m2. 
Similar al desarrollo para permeabilidad en canales, la ecuación de permeabilidad en 
fracturas se desarrolla al comparar ecuaciones de flujo para una geometría simple de 
aberturas con finos espacios en un medio poroso. 
Para flujo a través de aberturas con finos espacios (análogo a las fracturas): 
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y de la ecuación de Darcy: 

k
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Donde:  
 es la velocidad de flujo intersticial  
 
Comparando las ecuaciones anteriores y simplificando, se tiene: 
 

                                                               
12

2h
k fractura                                                      (3.53) 

 
Donde: 
h es el espesor de la abertura o fractura , en m o cm

2
 

kfractura es la permeabilidad de la fractura, en m2 si h esta en m o cm
2 si h esta en cm. 
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3.2.7 Analogías entre las leyes de Darcy, Ohm y Fourier. 
 
La siguiente tabla muestra una comparación de diferentes leyes que tienen una forma 
similar a la ley de Darcy: 
 
 

Ley de Darcy: 
 

Ley de Ohm de corriente 
eléctrica: 

Ley de Fourier de conducción de 
calor: 

L

Pk
Aq



  L

U
AJ


  
L

T
AQ


   

q es el gasto de fluido 
A es el área seccional 
k es la permeabilidad 

P es la diferencia de 
presión 

es la viscosidad del fluido
L es la longitud 

J es el amperaje 
A es el área seccional 

U es el voltaje 

es la resistencia 
eléctrica 

L es la longitud 

Q es el flujo de calor 
A es el área seccional 

es la conductividad térmica
T es la diferencia de 

temperatura 

L es la longitud 
 

La forma de las ecuaciones anteriores es similar. Esta analogía permite adaptar modelos de 
simulación de flujo de fluidos con la ayuda de modelos eléctricos y con la adopción de 
soluciones matemáticas obtenidas de problemas de flujo de calor. 
 
 
3.2.8 Ecuación de Darcy en unidades de campo. 
 
En la industria petrolera, los gastos se reportan en barriles por día, por lo mismo es 
necesario convertir el gasto de m3

/seg a barriles por día, con unidades consistentes. Si se 
tienen los siguientes factores de conversión: 
 

1 m
3 

= 6.2898 barriles 

 

1 seg = 0.000011574 días  

 

1 m
3
/seg = 543438.72 barriles/día 

 

Entonces: 
 
Q en barriles/día = (1/543438.72) m3

/seg  
       
      = (1003/543438.72) cm

3
/seg 

 

      = 1.8401 cm
3
/seg 

 

A en pie
2 = 30.482 cm

2 
 

P en psi = (1/14.696) atm 
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L en pie = 30.40 cm 
 
La viscosidad del fluido  se encuentra en cp, en la ecuación original y en unidades de 
campo. Usando los factores de conversión en la definición de un Darcy: 
 

  
 48.30

969.14/48.30
8401.1

2






L

PAk
Q


 

o 

                                                           
L

PkA
Q




 1271.1                                                 (3.54) 

 
En esta ecuación si k esta en darcys, A en pie

2, P en psi,  en cp, y L en pie, entonces el 
gasto calculado Q estará en barriles/día. 
 
3.3 Importancia de la saturación de fluidos. 
 
Normalmente en un yacimiento petrolero se encuentra más de un fluido presente Debido al 
proceso de su formación, los poros inicialmente estaban llenos de agua. Posteriormente el 
aceite o gas, migraron y desplazaron al agua dejándola a una saturación residual. Cuando 
un yacimiento es descubierto puede haber gas, aceite y agua distribuidos en todo el 
yacimiento. 
 
Se sabe que todos los valores de saturación están relacionados con el volumen poroso y no 
con el volumen del yacimiento. Se piensa que los fluidos en los yacimientos han alcanzado 
un estado de equilibrio, y por ello estarán separados de acuerdo a su densidad: el gas en la 
parte más alta, después aceite y por último agua. Se tendrá agua congénita distribuida desde 
la parte más baja y hacia las demás zonas del yacimiento de aceite y gas, el agua en estas 
zonas estará normalmente en forma irreductible. La saturación de agua congénita es un 
factor muy importante ya que determina la fracción de espacio poroso que puede ser 
ocupada por hidrocarburos (aceite y/o gas). 
La ecuación volumétrica para calcular el aceite in-situ es: 
 
 

                                                          
oi

oi

B

ShA
N


7758                                                 (3.55) 

 
Donde: 
 
N es el volumen de aceite inicial, en barriles 

A es la extensión del yacimiento, en acres 

h es el espesor promedio del yacimiento en pies 
 es la porosidad efectiva, en fracción  

Soi es la saturación de aceite inicial en fracción 
Boi es el factor de volumen inicial del aceite, expresado en barriles a condiciones de 
yacimiento entre barriles a condiciones estándar. 
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Cuando sólo hay dos fluidos presentes en el yacimiento inicialmente, por ejemplo agua y 
aceite, se tiene que So+Swi=1: 
 

                                                      
 

oi

wi

B

ShA
N




1
7758


                                            (3.56) 

 
Donde: 
 
Swi es la saturación de agua inicial, en fracción 

 
Como el contenido de agua congénita se incrementa, el contenido de aceite en el 
yacimiento decrece. 
 
 
3.3.1 Promedios de saturación. 
 
Para obtener el promedio de la saturación de fluidos, se requiere que los datos de saturación 
sean ponderados con el espesor hi y con la porosidad i del intervalo dado. La saturación 
promedio de cada fluido del yacimiento puede ser calculada con las siguientes ecuaciones: 
 

                                                         







n

i ii

n

i oiii

o

h

Sh
S

1

1




                                               (3.57) 
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n

i wiii

w

h

Sh
S
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1




                                               (3.58) 

 

                                                        







n

i ii

n

i giii

g

h

Sh
S

1

1




                                                (3.59) 

 
Donde: 
 
i se refiere al subíndice para cada medición 
hi representa el intervalo de profundidad dado 
i es la porosidad i en el intervalo dado 
Soi es la saturación i del aceite en el intervalo dado 
Swi es la saturación i del agua en el intervalo dado 
Sgi es la saturación i del gas en el intervalo dado 
So es la saturación promedio del aceite  
Sw es la saturación promedio del agua 
Sg es la saturación promedio del gas 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 114 
 

3.3.2 Tipos especiales de saturaciones. 
 
Hay tres tipos especiales de saturaciones que son de gran importancia para la ingeniería 
petrolera, éstas son: 
 

1. Saturación de gas crítica. 
2. Saturación de aceite residual. 
3. Saturación de agua irreductible. 

Estas saturaciones juegan un papel clave para comprender el flujo de fluidos en el medio 
poroso y en la recuperación de hidrocarburos de los yacimientos petroleros. 
 
3.3.2.1 Saturación de gas crítica. 
 
Normalmente los hidrocarburos se encuentran en el yacimiento a condiciones de presión y 
temperatura muy altas. Debido  a la gran presión, el gas está disuelto en la fase liquida. 
Cuando la producción en un yacimiento inicia, la presión del mismo decrece mientras que 
la temperatura permanece constante. El decremento de la presión ocasiona una liberación 
de la  fase gaseosa (donde la fase gaseosa se incrementa desde una saturación de 0) cuando 
la presión baja a un cierto valor menor al de la presión de burbuja. Subsecuentemente, la 
saturación de la fase gaseosa se incrementa al ir disminuyendo la presión del yacimiento. 
Esta fase gaseosa, permanece inmóvil hasta que excede un valor de saturación llamado 
saturación de gas crítica y se denota como Sgc. La fase gaseosa entonces comienza a 
moverse cuando la saturación es mayor que la saturación de gas crítica. Esto se atribuye a 
los procesos físicos en los que la fase gaseosa se vuelve continua dentro del sistema para 
poder fluir. En la Figura 3.9 se representan dichos eventos. 
 

 
 

Figura 3.9 Representación de los eventos que llevan a la saturación de gas crítica. 
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La saturación de gas crítica impacta fuertemente a la producción de aceite de los 
yacimientos petroleros. En la producción primaria de aceite, el gas en solución 
(hidrocarburo en fase gaseosa disuelto en hidrocarburo en fase liquida) es el principal 
mecanismo de producción de aceite debido a que sale de la solución y expulsa al aceite.  
Debido a que el gas es muy compresible, mantiene la presión del yacimiento lo 
suficientemente alta para la recuperación.  Cuando la saturación de gas alcanza el valor 
crítico comienza a fluir y se reduce la presión del yacimiento. 
 
 
3.3.2.2 Saturación de aceite residual. 
 
La saturación de aceite residual, se denota como Sor, y puede ser interpretada de dos formas 
por los ingenieros de yacimientos. Para algunos ingenieros, es la saturación remanente en el 
yacimiento al final de la producción primaria o después del desplazamiento de agua o gas. 
Se define la Sor de esta forma para referirse a los procesos de recuperación mejorada. Otros 
consideran la saturación de aceite residual como la saturación de aceite que queda en un 
núcleo de roca de yacimiento al final de un proceso de desplazamiento de gas o de agua en 
un laboratorio. 
 
 

 
 
 

Figura 3.10 Se muestra un núcleo con Soi = 100%, al cual se le inyecta gas o agua, tan pronto como el 
fluido sea inyectado, desplazará al aceite en el espacio poroso. 

 
 
Este proceso ejemplifica la producción de aceite, que en cierto punto declinará y la fase 
inyectada comenzará a producirse del otro lado. Si se grafica la producción acumulada de 
aceite contra el tiempo, la gráfica muestra una tendencia horizontal después de cierto 
tiempo, que representa la máxima cantidad de aceite que puede producir la muestra por 
inyección de agua o gas, aunque queda atrapada una parte del aceite, como se muestra en la 
Figura 3.11. 
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Figura 3.11 Representación de los eventos que llevan a la saturación de aceite residual. 
 

Al final el aceite queda atrapado con una saturación residual. Si la inyección de agua o gas 
continúa, simplemente rodea al aceite atrapado y sólo se produce el fluido inyectado. Para 
un experimento de este tipo, la saturación de aceite residual se puede determinar con la 
siguiente ecuación: 
 

                                  

 

Vp

muestralaenatrapadoaceite
S

Vp

aceitedeacumuladaproducciónVp
S

or

or






                        (3.60) 

 
Los resultados que arrojan las pruebas de laboratorio son afectados por muchos factores 
como: el tipo de prueba, condiciones a las que se realiza, tipos de roca y las propiedades del 
aceite y de los fluidos desplazantes. 
 
3.3.2.3 Saturación de agua irreductible. 
 
Se denota como Swi y se define como la mínima saturación de agua que está presente en un 
medio poroso. Esta saturación es un caso especial de la saturación de agua intersticial, la 
saturación inicial de agua, la saturación de agua congénita, etc. 
Para entender el concepto, se considera un yacimiento petrolero ideal, mostrando una 
distribución de gas, aceite y agua como se muestra en la Figura 3.12.  
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Figura 3.12  Representación esquemática de la saturación de agua irreductible en un yacimiento 
bajosaturado 

  
Los fluidos alcanzan un estado de equilibrio y se separan de acuerdo a sus densidades, por 
ejemplo el gas en la parte superior, le sigue el aceite y por último agua. Debido a la 
capilaridad y a las fuerzas gravitacionales, nunca se tiene una segregación de fases 
completa durante la migración, y el agua congénita esta distribuida en las zonas de gas y 
aceite. El agua en estas zonas se reduce al mínimo, y no es otra cosa que la saturación de 
agua irreductible, Swi. 
 
Las fuerzas que retienen  el agua en las zonas de aceite y gas, se denominan fuerzas 
capilares, y son afectadas por el tamaño de los poros.  
Una vez que se completó este proceso, el yacimiento llega a un estado conocido como 
equilibrio capilar-gravitacional. 
La saturación de agua irreductible generalmente no está distribuida uniformemente en todo 
el yacimiento, varia con la permeabilidad, litología, pero sobretodo con la gravedad y las 
fuerzas capilares en el yacimiento. 
En resumen, Swi es un parámetro muy importante porque reduce el espacio disponible en el 
medio poroso, para los hidrocarburos y el volumen de agua que comprende es inmóvil. 
 
También hay otro tipo de saturaciones presentes en un yacimiento, como lo son: 
 
3.3.2.4 Saturación de gas residual.  
 
Se denomina así a la saturación de gas remanente en el yacimiento, después de la 
producción primaria, se denota como Sgr, y controla el volumen de gas atrapado en la 
porción del yacimiento que ha sufrido invasión de agua, el agua llena los poros y gargantas 
de la roca, causando que los efectos de la presión capilar y permeabilidad relativa detengan 
el flujo de gas y sólo se permita el paso de agua dentro de la roca. 
 
3.3.2.5 Saturación de aceite crítica. 
 
Se denomina así a la saturación de aceite mínima que se debe tener para que comience el 
movimiento dentro de un volumen de roca, se denota como Soc, a un valor menor, el aceite 
estará inmóvil dentro del medio poroso. 
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3.3.2.6 Saturación de agua congénita. 
 
Se denomina así a la saturación de agua que se encuentra en el yacimiento al momento de 
su descubrimiento y su distribución varía dentro de todo el yacimiento, alcanzando su valor 
más alto en la parte baja del mismo y disminuye hacia arriba a partir del contacto agua-
aceite. 
 
 
 
3.4 Importancia de la presión capilar. 
 
La importancia de la presión capilar radica en que se usa para conocer la distribución de 
saturación de agua en el yacimiento. La información obtenida se correlaciona con la 
porosidad, por ejemplo, situándose por encima del contacto agua-aceite, para obtener el 
volumen de aceite in-situ. 
 
La información que se necesita de la presión capilar para realizar estudios de yacimientos, 
depende de la mojabilidad que se tenga en la roca y de los mecanismos de empuje. 
Las curvas de promedio de presión capilar (función J), son muy útiles en estudios de 
simulación de yacimientos y en evaluaciones petrofísicas. 
 
3.4.1 Promedios de presión capilar: La función J de Leverett. 
  
Los datos de presión capilar medidos en el laboratorio normalmente se basan en muestras 
individuales de núcleos de roca, representando una parte extremadamente pequeña de todo 
el yacimiento. Debido a la heterogeneidad de las rocas, no es posible usar una curva de 
presión capilar para todo el yacimiento, por lo cual es necesario combinar todos los datos 
petrofísicos con la de presión capilar para clasificar un yacimiento.  
La relación de la presión capilar con la saturación se ve afectada por la permeabilidad y la 
porosidad, por lo que es necesario evaluar los distintos datos de presión capilar-saturación 
con respecto a la porosidad y a la permeabilidad de la muestra de roca de la que fueron 
obtenidos. Esto se hace generalmente con la función adimensional de Leverett, llamada 
función J de Leverett, y se expresa como:  
 

                                                       
2
1





















kP
SJ C

w                                             (3.61) 

 
Donde: 
 
k es la permeabilidad absoluta, en centímetros cuadrados 

es la porosidad, en fracción 

Pc es la presión capilar, en dinas/centímetro cuadrado 

 es la tensión interfacial, en dinas/centímetro 
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El uso de unidades consistentes convierte en adimensional  a la función J (Sw). En muchos 
casos, todos los datos de presión capilar de una formación serán reducidos a una simple 
curva cuando se grafica la función J de Leverett contra los datos de saturación. En la Figura 
3.13 se muestra una gráfica de función J-datos de saturación de rocas de un yacimiento del 
Mar del Norte. 

 
Figura 3.13 Gráfica de la función J vs. la saturación de agua para muestras de roca de yacimiento del 

Mar del Norte, provenientes de la misma formación. 
 
 
Algunos autores modifican la expresión para la función J al incluir el coseno del ángulo de 
contacto:  
 

                                                   
2
1

cos 



















kP
SJ C

w                                         (3.62) 

 
Mientras todas las mediciones sean hechas con los fluidos del yacimiento en núcleos con la 
mojabilidad del yacimiento, el término cos  no afectará el resultado, se presentan 
problemas cuando se usan diferentes fluidos o el núcleo se limpió y se alteró la 
mojabilidad. 
 
3.4.2 Cálculo de la permeabilidad a partir de la presión capilar. 
 
La primera relación entre permeabilidad y presión capilar fue desarrollada por Purcell, en la 
que describe la técnica de inyección de mercurio para la medición de la presión capilar, y 
fue desarrollada para mediciones de presión capilar en muestras de núcleos y recortes de 
roca. 
 
El objetivo de Purcell era desarrollar una relación de Pc – k con datos de mediciones 
obtenidas de recortes de roca, debido a que se dispone de ellos fácilmente, lo que no pasa 
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con los núcleos obtenidos de la formación, usando la técnica de inyección de mercurio para 
determinar la permeabilidad. 
 
La relación de permeabilidad-presión capilar presentada por Purcell se basa en una analogía 
entre la ecuación de Poiseuille y la ecuación de presión capilar, y se desarrolla como sigue: 
 

                                                              
L

Pr
Q





8

4
                                                    (3.63) 

Donde: 
 
Q es el gasto de un  fluido, en cm

3
/seg 

 es la viscosidad a través del tubo capilar o cilíndrico de radio r, en centipoise 
P es la caída de presiones a través del tubo, en atmósferas  
L es la longitud de medio, en cm 
 
Debido a que el volumen V del tubo capilar es r2

L, la ecuación anterior puede ser escrita 
como: 

2

2

8 L

PrV
Q




  

 
La presión capilar para un solo tubo, está dada por la ecuación: 
 

                                                           
r

Pc

 cos2
                                                   (3.64) 

 
Sustituyendo el valor de r en la ecuación 3.64, se tiene: 
 

 
22

2

2
cos

cPL

PV
Q



 
  

Si el medio poroso se contempla que sea conformado por N tubos capilares de igual 
longitud, pero de un radio variable, el gasto total se puede expresar como: 
 

 






N

i ci

i
t

P

V

L

P
Q

1
22

2

2
cos



 

Donde: 
 
Pci es la presión capilar para cada tubo capilar 

 
Por otro lado, el gasto Qt, a través del mismo sistema de tubos capilares esta dado por la ley 
de Darcy: 
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L

PkA
Q




  

Igualando las ecuaciones anteriores para Qt, se llega a una relación entre permeabilidad, 
presión capilar y volumen poroso: 

 




N

i ci
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P

V
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k

1
2

2

2
cos

 

La ecuación anterior puede ser simplificada expresando el volumen Vi de cada tubo capilar 
como un porcentaje Si del total del espacio vacío, VT, del sistema: 
 

T

i
i

V

V
S   

Debido a que el producto de AL es el volumen de roca del sistema y  la porosidad: 
 

AL

VT  

La ecuación se reduce a: 
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                                          (3.65) 

 
Purcell observó que la ecuación anterior relaciona la permeabilidad de un sistema de 
capilares cilíndricos paralelos de igual longitud, distintos radios, a la porosidad del sistema 
y a la presión capilar, pero esto es muy difícil que se presente en la naturaleza. Para corregir 
ésto, Purcell modificó la ecuación anterior e introdujo un factor litológico , para tener en 
cuenta las diferencias entre el flujo de un medio poroso hipotético y el de las rocas que se 
encuentran en la naturaleza. Finalmente, introduciendo factores de conversión y expresando 
la sumatoria como una integral de saturación sobre Pc

2 en el rango de saturación [0,1], la 
ecuación anterior se convierte en:  

                                               





1

0 2
2cos24.10

S

S
ciP

dS
k                                    (3.66) 

Donde: 
 
k es la permeabilidad, en mD 
 es la porosidad, en fracción 
S es la fracción del espacio poroso total ocupado por el líquido que es inyectado o removido 
de la muestra 
Pc es la presión capilar, en psi 

 es la tensión superficial o interfacial, en dinas/cm 
  es el ángulo de contacto 
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En la ecuación anterior, la integral se evalúa al graficar el inverso de Pc
2 contra la 

saturación y se determina el área bajo la curva como se muestra en la Figura 3.14: 

 
Figura 3.14 Gráfica del inverso del cuadrado de la presión capilar vs. la saturación de mercurio. El 
área bajo la curva se usa para determinar la permeabilidad a partir de los datos de presión capilar por 
el método de Purcell. 
 
El factor litológico , se usa para representar las diferencias entre un modelo hipotético y 
un modelo real del sistema poroso. El factor litológico  es una corrección empírica que 
Purcell determinó en 1949 para diferentes muestras de núcleos sobre un rango de valores de 
permeabilidades absolutas, al hacer mediciones de presión capilar usando mercurio. 
Basándose en la medición de la presión capilar por inyección de mercurio y en datos de 
permeabilidad de 27 muestras de las formaciones Wilcox y Paluxy, Purcell determinó el 
valor del factor litológico , de cada una de estas muestras. El valor medido estaba en el 
rango de [0.1,0.4], con un valor promedio de 0.216. Se tiene una buena aproximación al 
usar el valor de  
 
 
3.4.3 Efecto de la mojabilidad en la presión capilar. 
 
La presión capilar está relacionada a la mojabilidad del medio poroso. Anderson estudió las 
curvas de presión capilar contra saturación de un sistema agua-aceite, para dos sistemas 
fuertemente mojados por agua y dos fuertemente mojados por aceite. Específicamente el 
efecto de la mojabilidad en las curvas de presión capilar se determinó basándose en el 
trabajo externo requerido para que el aceite desplace al agua, lo cual es una curva de drene 
en una muestra mojada por agua (curva 1 de la Figura 3.15): 
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Similarmente, para el caso de agua desplazando al aceite, lo cual es una curva de 
imbibición forzada para un núcleo mojado por agua (curva 3 de la Figura 3.15), el trabajo 
se describe con la siguiente ecuación: 

 
 

                                                   
2
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o

o

S

S
ocbext dSPVW                                          (3.68) 

Donde: 
 
Wext es el trabajo requerido para que un fluido desplace a otro fluido, en Joules 

Vb es el volumen de roca, en metros cúbicos 

es la porosidad, en fracción  
Pc es la presión capilar, en N/m2 

Sw es la saturación de agua, en fracción 

So es la saturación de aceite, en fracción 
 
El área bajo la curva de drene es relativamente grande, mientras que el área bajo la curva de 
imbibición es mucho más pequeña, debido a que se requiere un trabajo mayor para que el 
aceite desplace al agua que en un desplazamiento inverso donde el agua desplaza al aceite, 
lo anterior muestra la mojabilidad de la roca al agua y el efecto que tiene en las curvas de 
presión capilar. 
En la Figura 3.15 se muestra una gráfica de presión capilar contra saturación de agua en un 
sistema agua-aceite, siendo el agua el fluido mojante en el yacimiento. En la figura se 
muestra el comportamiento de las curvas de drene, imbibición e imbibición forzada. 
 

 
 

Figura 3.15 Curva de presión capilar en un sistema agua-aceite medida en un núcleo mojado por agua 
de la formación Berea. 
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En las gráficas de la Figura 3.16 se muestra cómo afecta la mojabilidad a las curvas de 
presión capilar, cuando el aceite es el fluido fuertemente mojante. Los papeles del agua y 
del aceite se invierten del caso donde el agua es el fluido fuertemente mojante, es decir, la 
gráfica se invierte, a partir de una curva de presión capilar típica. En este caso las áreas bajo 
las curvas de presión capilar indican que el trabajo requerido para que la fase no mojante 
desplace a la fase mojante es mucho más grande, comparado con un desplazamiento 
inverso, ésto demuestra la mojabilidad de la roca al aceite y el efecto que tiene en las curvas 
de presión capilar. 

 
   a)      b) 

Figura 3.16 Gráficas de presión capilar para sistemas a) mojado por agua y b) mojado por aceite. 
 
 

3.4.4 Zonificación, contactos y distribución inicial de fluidos en el yacimiento. 
 
Una de las aplicaciones más importantes del concepto de las curvas de presión capilar es la 
zonificación, contactos y distribución inicial de fluidos en un yacimiento petrolero antes de 
su explotación.  
Los datos de presión capilar pueden revelar una cantidad importante de información en la 
estructura interna de un yacimiento petrolero en términos de la distribución de fluidos y su 
localización. Para obtener este información de presiones capilares, son necesarios los datos 
de Pc-Sw para ser convertidos en datos de altura de saturación, en términos de la presión 
capilar, esto se obtiene mediante la siguiente ecuación: 
 

                                                               


 cP
h

144
                                                       (3.69) 

Donde: 
 
h es la altura sobre el plano de presión capilar cero entre los fluidos mojantes y no 
mojantes, en pies 
Pc es la presión capilar, en psi 
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 es la diferencia de las densidades de los fluidos entre las fases mojante y no mojante @ 
condiciones de yacimiento, en lb masa/pie

3 
 
Esta ecuación se usa para relacionar la presión capilar y la altura sobre el plano de presión 
capilar cero, los datos de presión capilar son fácilmente convertidos en altura de saturación 
de fluidos. En la Figura 3.17 se muestra la distribución de la saturación de agua en un 
sistema agua-aceite.  

 
Figura 3.17 Perfil de la distribución de fluidos, zonificación, y contactos de fluidos basados en datos de 

presión capilar vs. saturación de agua.  
 
 

3.4.4.1 Zona de agua libre. 
 
La superficie de la zona de agua libre (FWL), se representa en la figura por la base de la 
curva altura-saturación, debajo de esta línea se encuentra el acuífero en el yacimiento. En 
este punto la presión capilar es cero, por encima de el,  se presentan los datos de la grafica 
anterior. Cabe señalar que de esta región hasta cierta altura la saturación de agua es aún del 
100%, y existe una cierta presión capilar que es llamada presión capilar de entrada, presión 
de desplazamiento o umbral de presión. En esta zona entre los dos puntos (Pc = Pd ; Sw = 
100%) y (Pc = 0 ; Sw = 100%) sólo se produce agua. 
 
3.4.4.2 Contacto agua-aceite. 
 
El contacto agua-aceite (OWC) se define como la mayor profundidad en el yacimiento 
donde existe una saturación de agua del 100%, en otras palabras, el contacto agua-aceite y 
el punto donde la saturación de agua es de 100% se representa en la figura en el punto 
donde (Pc = Pd ; Sw = 100%). Se puede expresar por las siguientes ecuaciones: 
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 En términos de altura por encima de FWL, 
 

                                                           


 dP
OWC

144
                                                  (3.70) 

 
Donde: 
 
OWC  es el contacto agua-aceite, en pies 

Pd es la presión de desplazamiento, en psi 

es la diferencia de densidades entre agua y aceite, en lb masa/pie
3 

 
En términos de profundidad por encima de FWL, 
 

                                                     


 dP
FWLOWC

144
                                          (3.71) 

 
3.4.4.3 Zona de transición. 
 
En la figura anterior se muestra que la saturación de agua varía gradualmente del 100% en 
la zona de agua libre, hasta la saturación de agua irreductible en algún punto por encima del 
contacto agua-aceite, ésta es la llamada zona de transición. La zona de transición se 
encuentra donde la curva de presión capilar parte de la presión de desplazamiento y 
comienza con una tendencia asintótica debido a que ha alcanzado la saturación de agua 
irreductible. El agua en esa zona es móvil, por lo tanto la producción de aceite incluirá un 
corte de agua respectivo. Esta zona varía de acuerdo a los fluidos contenidos en el 
yacimiento, así como también debido a la estructura porosa del mismo.  
 
Se tiene indicado que la zona de transición se incrementa con una diferencia pequeña en las 
densidades de los fluidos. En un yacimiento de gas, que contiene agua y gas, el espesor de 
la zona de transición será mínimo debido a que la diferencia de densidades es muy grande, 
en cambio, en un yacimiento de aceite pesado la diferencia de densidades es muy pequeña, 
incrementando la zona de transición. 
 
El tamaño de los poros influye también, de manera que un yacimiento con poros muy 
pequeños tendrá una zona de transición más grande en comparación de uno con poros más 
grandes. Similarmente el espesor de la zona de transición varía con la permeabilidad, un 
yacimiento con una permeabilidad muy grande tiene una zona de transición mucho más 
pequeña que un yacimiento con una baja  permeabilidad. 
 
3.4.4.4 Zona productora de aceite. 
 
La zona productora de aceite se representa por la zona que se encuentra por encima de la 
línea de la zona de transición, como se muestra en la Figura 3.16. Debido a que la zona 
productora de aceite contiene agua a la saturación irreductible, la producción de aceite de 
esa zona será sin corte de agua. 
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3.4.4.5 Saturación de fluidos en la zona de gas. 
 
Para calcular la saturación de fluidos en la zona de gas, es necesario considerar las tres 
fases de gas, aceite y agua. Si las tres fases son continuas: 
 

                                                        cowcgocgw PPP                                                 (3.72) 

Porque:     ogcgo PPP                                                    (3.73) 

                     wocow PPP  (suponiendo que es un sistema mojado por agua)          (3.74) 
 
Combinando las ecuaciones anteriores, resulta que: 
 

                                               cgwwgcowcgo PPPPP                                       (3.75)  
 
Donde: 
 
Pcgw es la presión capilar a una altura dada por encima del agua libre, determinada usando 
gas y agua 
Pcgo es la presión capilar a una altura dada por encima del aceite libre, determinada usando 
gas y aceite  
Pcow es la presión capilar a una altura dada por encima del agua libre, determinada usando 
aceite y agua 
 
La saturación de líquido total St a una altura h, se calcula como: 
 

                                                               gt SS 1                                                      (3.76) 

                                                wgwto SSSSS  1                                       (3.77) 
 
3.5 Importancia de la mojabilidad. 
 
La mojabilidad es muy importante debido a que la distribución de fluidos en un medio 
poroso es función de ella, esto se debe a las fuerzas capilares, la fase mojante tiende a 
ocupar los poros más pequeños de la roca, y la fase no mojante, los canales más abiertos al 
flujo; no se trata de un parámetro que se introduzca de manera directa en los cálculos de 
ingeniería de yacimientos. 
Durante la explotación de un yacimiento, las caídas de presión y temperatura pueden 
afectar la composición el aceite provocando depositación de asfaltenos, formación de 
parafina, condensación de gas, formación de casquete de gas, todos estos procesos afectan 
la distribución de la mojabilidad en el yacimiento. 
Los efectos de la mojabilidad se pueden observar en las curvas de distribución de fluidos en 
el medio poroso y las movilidades de las diferentes fases en función de la saturación de la 
fase mojante del sistema. 
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3.5.1 Mojabilidad de la roca a partir de curvas de kr. 
 
Las mediciones de permeabilidades relativas pueden hacerse a través de presión capilar, lo 
cual demuestra la relación que hay entre ellas, debido a esto se puede esperar que la 
heterogeneidad y la mojabilidad de la roca tengan cierta influencia en la permeabilidad 
relativa.  La preferencia de mojabilidad de la roca se puede ilustrar mediante las siguientes 
reglas de dedo propuestas por Craig, con estas reglas se puede interpretar si una roca está 
mojada por agua o por aceite. 
 
 Características Sistema mojado por 

agua. 
Sistema mojado por aceite. 

1 Saturación de agua congénita. Usualmente mayor del 
20 a 25% del volumen 
poroso. 

Generalmente menor del 15% del 
volumen poroso, frecuentemente 
menor del 10%. 

2 Saturación de agua en donde: 
kro = krw 

Generalmente mayor al 
50% 

Generalmente menor al 50%. 

3 Permeabilidad relativa al agua 
en la máxima saturación de 
agua. 

Generalmente menor del 
30%. 

Mayor del 50% y tiende al 100%. 

 
En la Figura 3.18 se muestran gráficas de permeabilidad relativa para sistemas de agua-
aceite, en un sistema fuertemente mojado por agua y otro fuertemente mojado por aceite, y 
se ilustran las características mencionadas por las reglas de dedo de Craig. Los puntos 
finales de saturación son por lo regular menores a 1, el punto donde kro = krw es un buen 
indicador de la mojabilidad ya que es menos sensible a las saturaciones residuales. 
 

 
                                                         a)                                   b)  

Figura 3.18 Curvas típicas de permeabilidad relativa para dos fases, donde a) es un sistema 
fuertemente mojado por agua, y b) es un sistema fuertemente mojado por aceite.  
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3.6 Importancia del tamaño de poro. 
 
El tamaño de poro y su distribución en una roca de yacimiento son parámetros importantes, 
intervienen en la porosidad, la permeabilidad, así como en la distribución de la  saturación 
de fluidos en el medio poroso. 
La técnica de inyección de mercurio es comúnmente usada para determinar la distribución 
del tamaño de poro en una muestra de roca. Con este proceso es posible medir la presión 
capilar, la cual básicamente se usa para obtener información de la estructura interna del 
medio poroso.  
Se usa un equipo de inyección de mercurio. Washburn sugirió cómo obtener la distribución 
del tamaño de poro a partir de mediciones del volumen inyectado de mercurio contra la 
presión aplicada. La ventaja de este método radica en que es posible alcanzar grandes 
presiones que permiten invadir con mercurio a los poros más pequeños; además, la gran 
cantidad de datos que es posible recolectar. 
 
3.6.1 Distribución del tamaño de poro. 
 
Los poros de una roca de yacimiento se pueden clasificar en pequeños, medianos y grandes. 
La Figura 3.19 ilustra el concepto anterior de tres tamaños distintos de poro, basándose en 
la curva típica de inyección de mercurio. Esta curva indica la secuencia en como el 
mercurio invade los poros de diferentes tamaños. Al inicio el mercurio invade los poros 
más grandes, con una presión capilar baja, al ir incrementando la presión el mercurio entra 
en los poros medianos, hasta llegar a los poros más pequeños.  
 

 
Figura 3.19 Representación esquemática de la invasión de mercurio en poros grandes, medianos y 
pequeños, como parte del proceso de inyección de mercurio para medición de la presión capilar. 

 
La determinación del tamaño de poro por penetración de mercurio se puede obtener con la 
siguiente ecuación: 

                                                            
cP

r
 cos2

                                                   (3.78) 
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Donde: 
 
r es el radio de apertura del poro, en centímetros 

 es la tensión interfacial, en dinas/centímetro 

es el ángulo de contacto 
Pc es la presión capliar, en dinas/centímetro cuadrado 

 
En la Figura 3.20 se observa un ejemplo de la distribución de poros para muestras de 
areniscas y carbonatos. 

 
 

Figura 3.20 Distribución del tamaño de poro para una muestra de arenisca (Gráfica A) y una muestra 
de carbonatos (Gráfica B), en gráficas de radio de apertura vs. saturación fraccional de mercurio. 
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3.7 Importancia de la tortuosidad. 
 
La importancia de la tortuosidad radica en la relación que guarda con otras propiedades 
muy importantes de las rocas de yacimiento, como son la porosidad y la permeabilidad, 
entre otras. Esto afecta directamente al flujo de los fluidos dentro del medio poroso, ya que 
los canales de flujo serán más largos si se tiene un valor grande de tortuosidad y la distancia 
a recorrer será mucho más grande. 
La tortuosidad está en función del tamaño de grano y usualmente disminuye con un 
incremento en el tamaño de los granos, así como la compactación incrementa los valores de 
tortuosidad debido a la reducción en el espacio poroso. Se puede referir a la tortuosidad 
como una medida de la heterogeneidad de los poros de una roca. 
 
3.7.1 Tortuosidad de fracturas. 
 
También es posible hablar de tortuosidad de fracturas, que básicamente se usa para definir 
la forma irregular de las fracturas y canales de flujo en rocas de yacimiento. 
 

 
Figura 3.21 Ejemplo de la tortuosidad de fractura. 

 
La tortuosidad de fracturas es básicamente la relación que se tiene entre la longitud de una 
fractura que conecta dos puntos, y la distancia mínima entre esos dos puntos; entre más 
fracturas estén interconectadas, se tendrá un valor menor de . 
 

                                                                 
L

L f

f                                                         (3.79) 

 
Donde: 
 
f es la tortuosidad de fractura 
Lf es la longitud de la fractura conectando dos puntos 
L es la longitud mínima entre dos puntos 
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3.7.2 Relaciones de tortuosidad. 
 
Basándose en la teoría de tubos capilares, se observa que la tortuosidad es una propiedad 
geométrica del medio poroso que refleja la longitud de los canales a nivel de poro (La) por 
donde los fluidos viajan a través del mismo, en relación a la longitud externa (L) del medio. 
 
Winsauer (1952) midió la tortuosidad de areniscas junto con otras propiedades. La 
tortuosidad fue medida eléctricamente basándose en la analogía entre el flujo de corriente 
eléctrica y el flujo de fluidos. Los resultados se muestran en la siguiente tabla, donde se 
define a la tortuosidad como (La/L); los datos originales se elevaron al cuadrado para 
obtener la definición actual de tortuosidad. 
 

Tabla de datos obtenidos por Winsauer para determinar la tortuosidad de un medio poroso. 

Núcleo  
No. 

Porosidad 
   
% 

Permeabilidad  
k   

mD 

Factor de resistividad 
de la formación  

F 

Tortuosidad 
(La/L) 

Tortuosidad  
(Definición 

actual) 
 
 

1 17.0 90 23.3 2.30 5.29 
2 14.7 7 51.0 3.30 10.89 
3 6.7 4 67.0 3.20 10.24 
4 17.6 220 16.6 2.00 4.00 
5 26.3 1920 8.6 1.60 2.56 
6 25.6 4400 9.4 1.60 2.56 
7 13.9 145 33.0 2.40 5.76 
8 18.6 25 22.9 2.30 5.29 
9 18.8 410 18.6 2.00 4.00 

10 16.1 3 42.0 3.20 10.24 
11 15.0 9 41.0 2.90 8.41 
12 22.1 200 13.1 1.90 3.61 
13 20.6 36 16.6 2.10 4.41 
14 30.7 70 8.4 1.70 2.89 
15 16.4 330 21.1 2.10 4.41 
16 18.8 98 19.3 2.20 4.84 
17 24.8 1560 10.8 1.80 3.24 
18 19.1 36 17.2 2.30 5.29 
18 29.8 1180 8.4 1.75 3.06 
20 27.1 3200 11.7 2.05 4.20 
21 28.2 2100 10.9 2.05 4.20 
22 19.4 8 24.0 2.50 6.25 
23 19.7 18 20.8 2.35 5.52 
24 31.5 2200 6.9 1.50 2.25 
25 19.3 19 24.4 2.70 7.29 
26 27.3 88 12.4 2.20 4.84 
27 25.1 370 11.6 1.97 3.88 
28 15.0 115 37.3 2.90 8.41 
29 18.4 130 19.0 2.00 4.00 
30      
31 39.5  4.7 1.37 1.88 

 
La Figura 3.22 muestra la correlación entre la tortuosidad y la porosidad. Como era de 
esperarse, hay una correlación negativa entre las dos variables. Si la porosidad es muy baja, 
el camino que deben recorrer las partículas a través del medio poroso es más largo, entre 
más largo este camino, será mayor la tortuosidad. 
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Figura 3.22  Correlación entre tortuosidad y porosidad (Winsauer 1952). 

 
Por lo tanto, entre una menor porosidad, se debe tener una mayor tortuosidad. 
 
En la Figura 3.23 se muestra la correlación de la tortuosidad con el factor de resistividad de 
la formación, o simplemente factor de formación. Existe una correlación positiva entre las 
dos variables. Al existir una cercana relación entre el flujo de fluidos y de la corriente 
eléctrica, se espera que tengan un comportamiento similar. 
 

 
Figura 3.23 Correlación de factor de formación con la tortuosidad (Winsauer 1952). 
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Ahora bien, como es de esperarse, la tortuosidad al estar relacionada con el flujo de fluidos 
dentro del medio poroso, su relación con la permeabilidad es una correlación negativa, o 
sea, al tener una tortuosidad muy alta, la permeabilidad disminuye, caso contrario cuando 
se tiene una tortuosidad muy baja, la permeabilidad aumenta considerablemente, ya que se 
tiene una restricción al flujo mucho menor. 
 

 
  

 
Figura 3.24 Correlación de la permeabilidad con la tortuosidad. 

 
Willye y Spangler desarrollaron la relación entre el factor de formación y otras propiedades 
de las rocas, como son la porosidad y la tortuosidad, Una relación entre el factor de 
formación, porosidad, y tortuosidad puede ser desarrollada con base en modelos capilares 
simples: 

                                                                    



F                                                           (3.80) 

 
Donde:  
 la porosidad
 = la tortuosidad del medio poroso y se define por (La/L)

2 
 
3.8 Importancia de la compresibilidad. 
 
La información obtenida de la compresibilidad se utiliza para calcular la reducción del 
volumen poroso durante las caídas de presión de un yacimiento. Esta información es de 
vital importancia en yacimientos bajosaturados, el no conocer la compresibilidad del 
sistema tendrá como consecuencia que en los cálculos de balance de materia se sobreestime 
el volumen de aceite in-situ, así como también una entrada de agua excesiva. 
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3.8.1 Compresibilidad total del sistema. 
 
La compresibilidad total del yacimiento se denota como Ct, y es usada extensivamente en 
divesos cálculos de ingeniería de yacimientos con la siguiente expresión: 
 
                                            fwwooggt CCSCSCSC                                   (3.81) 
 
Si no se tiene casquete de gas (yacimientos bajo saturados) la ecuación se reduce a: 
 
                                                   fwwoot CCSCSC                                           (3.82) 
 
Donde: 
 
Sg es la saturación de gas, en fracción  
So es la saturación de aceite, en fracción 
Sw es la saturación de agua, en fracción 
Cg es la compresibilidad del gas, en psi

-1 
Co es la compresibilidad del aceite, en psi

-1 
Cw es la compresibilidad del agua, en psi

-1 
Cf es la compresibilidad de la formación, en psi

-1 
Ct es la compresibilidad total del yacimiento, en psi

-1 
 
3.8.2 Relación de compresibilidad con porosidad. 
 
La reducción en el volumen poroso debida a la declinación de la presión también se puede 
expresar en términos de los cambios de porosidad en el yacimiento. Tomando la ecuación 
de compresibilidad de la formación expresada en términos de la porosidad: 
 

                                                              
P

C f









1
                                                     (3.83) 

 
Esta ecuación se puede expresar como sigue: 
 
 














1
PC f  

 
Integrando la ecuación anterior: 
 













oo

P

P

f PC  
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o

of PPC


ln  

o bien: 
 

                                                           
 of PPC

oe


                                                   (3.84) 
 
Donde: 
 
Po es la presión original, en psi 
o es la porosidad original, en fracción 

P es la presión actual, en psi 
 es la porosidad a la presión P, en fracción 

 
Si se expresa la función ex como una serie, se tiene la siguiente expresión:  
 

...
!3!2

1
32


xx

xe x  

 
 
Usando la expansión de la serie y considerando solo los dos primeros términos se obtiene: 
 
                                                       ofo PPC  1                                             (3.85) 
 
 
Hall estableció que cuando la presión de un yacimiento decrece, la compresibilidad de los 
poros se ve afectada por la expansión de los granos de roca, por lo que se incrementa la 
porosidad como se muestra en la Figura 3.25, la mayoría de las formaciones de calizas y 
areniscas tienen compresibilidades de poro del orden de 1x10-6 a 25x10-6 psi

-1. 

 
 

Figura 3.25 Relación entre la compresibilidad de la roca y la porosidad. 
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3.8.3 Correlaciones empíricas de compresibilidad de la formación. 
 
Distintos autores han intentado relacionar la compresibilidad de la formación con varios 
parámetros que incluyen la porosidad. En 1953, Hall correlacionó la compresibilidad de la 
formación con la porosidad dando la siguiente relación: 
 

                                                         6
438.0 10782.1 












fC                                                 (3.86) 

 
Donde: 
 
Cf = es la compresibilidad de la formación, en psi

-1
 

  = es la porosidad, en fracción 

 
En 1973, Newman presentó una correlación para areniscas consolidadas y calizas basada en 
79 muestras. La compresibilidad de la formación y la porosidad se correlacionan por la 
siguiente ecuación: 
 

                                                           
 b

f

bc

a
C 1

1 

                                                  (3.87) 

 
Los parámetros de la ecuación anterior tienen los siguientes valores: 
 

Para areniscas consolidadas: 
a = 92.32 X 10-6 

 b = 0.699993 
 c = 79.8181 
  
 Para calizas: 

a = 0.8535 

 b = 1.075 
 c = 2.202 X 106 

 

3.8.4 Relaciones de compresibilidades. 
 
Con base en la relación entre el volumen de roca y el volumen poroso (Vp =  Vb), 
Geertsma sugirió que la compresibilidad del volumen de roca se relaciona con la 
compresibilidad de poros por la siguiente expresión: 
 
                                                               pb CC                                                         (3.88) 
 
Geertsma también estableció que en un yacimiento solo la componente vertical del esfuerzo 
hidrostático es constante y los componentes de los esfuerzos horizontales están restringidos 
por las fronteras y, por lo tanto, no hay deformación de la roca en esas direcciones. Para 
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esas condiciones, sugirió que la compresibilidad de poro en el yacimiento es la mitad de la 
compresibilidad de poro medida en el laboratorio. 
 

                                               olaboratoriCyacimientoC pp 2
1

                                  (3.89) 

 
3.8.5 Compresibilidad de fracturas. 
 
La compresibilidad de las fracturas puede calcularse con la siguiente expresión: 
 

                                                         
P

k

k

C
fi

fr

fr



















3
1

1

                                                (3.90) 

 
Donde: 
 
Cfr es la compresibilidad de las fracturas, en psi

-1 

kfi es la permeabilidad de las fracturas a la presión inicial del yacimiento, en mD 

kf es la permeabilidad de las fracturas a la presión promedio actual del yacimiento, en mD 

 

 
3.9 Importancia de las propiedades eléctricas. 
 
La importancia de las propiedades eléctricas radica en la aplicación que tienen los 
diferentes registros de resistividad, que son usados para diferenciar entre zonas que 
contienen agua o hidrocarburos. Esto es posible, debido a que la matriz de la roca no 
conduce la corriente eléctrica, la capacidad de una roca de conducir la corriente estará en 
función del agua contenida en sus poros. Los hidrocarburos, al igual que la matriz de la 
roca, no conducen corriente eléctrica, por lo que un incremento en su saturación provocará 
un incremento en la resistividad de la roca. La resistividad es un parámetro clave en la 
determinación de la saturación de hidrocarburos. 
 
La resistividad de la formación depende de: 
 

 La resistividad del agua de la formación 
 Cantidad de agua presente 
 Magnitud y geometría de la estructura porosa 
  

La unidad con que se mide la resistividad es ohm-m, la conductividad eléctrica es el 
recíproco de la resistividad y se expresa en mho-m. 
Un ejemplo del registro de resistividad es el siguiente, donde una corriente de intensidad 
constante  circula entre dos electrodos, A y B. La diferencia de potencial resultante se mide 
en M y N. El punto de medición es O. 
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Figura 3.26 Arreglo básico del registro de inducción. 
 
En una formación, entre mayor concentración de sal tenga el agua, se tendrá una 
resistividad menor, y cuando se tenga una porosidad mayor, se tendrá una mayor cantidad 
de agua y una resistividad menor. Las mediciones de resistividad junto con las de porosidad 
y resistividad del agua, son usadas para obtener la saturación de agua. 
Las determinaciones de la saturación de agua a partir de registros, utilizan la ecuación de 
Archie para formaciones limpias:  

                                                             
n

t

w

w
R

FR
S

1











                                                    (3.91) 

Donde:  
 
Sw  es la saturación de agua, en fracción del volumen poroso 

F es el factor de resistividad de formación 
Rw es la resistividad del agua saturante en la formación, en m  
Rt es la resistividad de la roca cuando está parcialmente saturada con agua de formación en 
m 
n es el exponente de saturación 
 
En la Figura 3.27 se muestra un registro eléctrico de resistividad. 
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Figura 3.27 Registro de resistividad combinado con rayos gama. 
 
 
3.10 Importancia de capacidad de intercambio catiónico (CEC). 
 
La importancia de la capacidad de intercambio catiónico radica en ser una propiedad que 
afecta a los registros en formaciones con arcillas, y es la causa de que se tenga un exceso de 
conductividad como se muestra en la siguiente figura. 
Se puede observar el efecto de la arcillosidad en la conductividad eléctrica en la gráfica de 
conductividad de una arenisca saturada con agua, Co, como función de la conductividad del 
agua saturante, Cw. 
Si la arenisca fuera limpia, la recta pasaría por el origen con una pendiente 1/F, siendo la 
conductividad el inverso de la resistividad, se tiene: 
 
                                                               FCC wo /                                                       (3.92) 
 
Donde: 
 
Co es la conductividad de la arenisca saturada con agua 
Cw es la conductividad del agua saturante 
F es el factor de formación 
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Figura 3.28 Se muestra el exceso de conductividad debido a las arcillas en una formación. 
 
La capacidad de intercambio catiónico es una medida de la cantidad de cationes que pueden 
ser absorbidos o retenidos por las arcillas, y se expresa en miliequivalentes por 100 gramos 
de material seco (meq/100 g) y aumenta con el contenido de arcilla y de materia orgánica. 
 
3.10.1 Relación de la capacidad de intercambio catiónico y la superficie específica. 
 
Las mediciones han mostrado que la capacidad de intercambio catiónico es mayor cuando 
se tiene una superficie específica más grande, sin importar el tipo de arcilla de la que se 
trate, por lo tanto se tiene una relación proporcional, como se muestra en la Figura 3.29. 
 
 

 
Figura 3.29 Relación de la superficie específica con la capacidad de intercambio catiónico. 

 
3.10.2 Relación de la capacidad de intercambio catiónico y la porosidad. 
 
Se ha observado que los valores de la capacidad de intercambio catiónico se incrementan 
con un decremento en la porosidad, esto se tiene cuando la pérdida de porosidad se debe a 
un aumento en las arcillas de un yacimiento, lo cual está ligado con un incremento en la 
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capacidad de intercambio catiónico. En la Figura 3.30 se muestra una gráfica donde se 
puede ver esta relación. 
 

 
Figura 3.30 Gráfica de porosidad vs. capacidad de intercambio catiónico. 

 
 
3.11 Importancia de las propiedades radioactivas. 
 
La importancia de las propiedades radioactivas de las rocas radica en la aplicación que 
tienen en el registro de rayos gama, el cual mide la radioactividad natural en las 
formaciones dentro del pozo. Este registro es útil para identificar litologías y para 
propósitos de correlación. En formaciones sedimentarias, el registro de rayos gama refleja 
el contenido de arcillas en las formaciones debido a la concentración de materiales 
radioactivos en las arcillas. Formaciones limpias y rocas carbonatadas presentan valores 
bajos en emisiones radioactivas a menos de que se encuentren ciertos contaminantes como 
ceniza volcánica o fluidos ricos en potasio. 
Básicamente, el registro de rayos gama mide la radioactividad natural de las formaciones, 
la cual se incrementa cuando se tiene uranio, torio y potasio, ya que emiten continuamente 
rayos gama. 
El registro de rayos gama es efectivo para distinguir zonas permeables ya que los elementos 
radioactivos tienden a estar concentrados en las arcillas, que son impermeables, y en mucha 
menor proporción en arenas y carbonatos, que usualmente son permeables. En la Figura 
3.31 se muestra un ejemplo de un registro de rayos gama y su respuesta para formaciones 
típicas. 
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Figura 3.31 Registro de rayos gama. 
 

Debido a que el torio, uranio y potasio emiten rayos gama de diferente magnitud, se utilizan 
registros de rayos gama espectrales, su aplicación consiste en que se ha establecido que en 
algunas áreas con componentes de torio-potasio sin uranio, son mejores indicadores del 
contenido de arcillas, debido a que las sales con uranio son solubles y pueden ser 
transportadas por los fluidos en la formación. En la Figura 3.32 se muestra un ejemplo del 
mismo. 

 
Figura 3.32 Registro de rayos gama donde se muestra el espectro que emite el torio, uranio y potasio 

por separado. 
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3.12 Importancia del tiempo de tránsito. 
 
La importancia del tiempo de tránsito se debe a la aplicación que tiene en el registro sónico, 
ya que con él es posible determinar la porosidad de una formación. En principio, la 
herramienta sónica consiste en un transmisor que emite impulsos sónicos y un receptor que 
capta y registra los impulsos. El tiempo de tránsito de una formación determinada depende 
de la litología y de su porosidad.  
La propagación del sonido en un pozo es un fenómeno complejo que está regido por las 
propiedades mecánicas de ambientes acústicos diferentes. Estos incluyen la formación, la 
columna del fluido del pozo y la misma herramienta del registro. En la Figura 3.33 se 
muestra como funciona. 

 

 
 

Figura 3.33 Se muestra como funciona el registro sónico dentro del pozo. 
 

Wyllie desarrolló una fórmula empírica basada en mediciones de laboratorio, que relaciona 
lo siguiente: 
 
                                                       maf ttt   1                                            (3.93) 
 
Donde: 
 
t es el tiempo de tránsito de la roca porosa, en s/pie 

 es la porosidad, en fracción 

tf es el tiempo de tránsito del fluido dentro de los espacios porosos, en s/pie 

tma es el tiempo de tránsito de la matriz de la roca, en s/pie 

 

Despejando la porosidad, se tiene: 
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f

ma

tt

tt




                                                      (3.94) 

 
En la Figura 3.34 se muestra a) la solución gráfica a la ecuación anterior, que es la 
determinación de la porosidad a partir del tiempo de tránsito y b) un ejemplo de registro 
sónico. 

 
Figura 3.34  a) Solución gráfica de la ecuación 3.92 y b) Representación del registro sónico. 
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3.13 Unidades de flujo. 
 
Ingenieros Petroleros, Ingenieros Geólogos e Ingenieros Hidrólogos han reconocido la 
necesidad de identificar unidades geológicas para describir las zonas del yacimiento como 
contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos. Estas unidades se usan como una 
herramienta de integración para la descripción petrofísica del yacimiento. La teoría de las 
unidades de flujo es una metodología para clasificar los tipos de roca y predecir sus 
propiedades de flujo.  
 
Se puede definir a la unidad de flujo como un volumen particular del volumen total de la 
roca de yacimiento que afecta el flujo de fluidos, dentro del cual los promedios de las 
propiedades geológicas y petrofísicas son los mismos. En la Figura 3.35 se muestran 
ejemplos de unidades de flujo de acuerdo a sus características. 
 

 
Figura 3.35 Se muestra la identificación de unidades de flujo de acuerdo a sus características como son: 

porosidad, permeabilidad, tamaño de grano y contenido de arcilla, entre otras. 
 

 
Las características petrofísicas de las unidades de flujo son el resultado de los procesos de 
depósito (tamaño de grano, clasificación) y procesos diagenéticos (tipo y cantidad de 
cementante y arcillas), por lo tanto las unidades de flujo están relacionadas con las facies, 
pero no necesariamente con las fronteras; por ejemplo, dentro de una estructura 
sedimentaria puede haber algunas unidades de flujo, y en caso contrario en una unidad de 
flujo pueden encontrarse distintos tipos de roca de acuerdo a sus características 
mineralógicas y texturales. En la Figura 3.36 se muestra un ejemplo de estructuras 
sedimentarias que tienen una o mas unidades de flujo. 
 

 
Figura 3.36 Se muestran cuatro estructuras sedimentarias observadas en muestras de núcleos  que 

contienen una o más unidades de flujo, de acuerdo a sus características. 
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3.13.1 Factores de caracterización para unidades de flujo. 
 
3.13.1.1 Índice de calidad del yacimiento (RQI). 
 
Amaefule y colaboradores introdujeron el concepto de RQI, considerando la garganta de 
poro, la distribución de grano y de poro, se expresa como: 
 

                                                     

k
RQI 0314.0                                            (3.95) 

 
Donde: 
 
RQI es el índice de calidad del yacimiento, en m 
k es la permeabilidad, en mD 
 es la porosidad, en fracción 

 

 

 

 
3.13.1.2 Índice de porosidad normalizado (NPI). 
 
Se define como la relación entre porosidad y volumen de grano: 
 

                                                          







1
NPI                                                (3.96) 

 
Donde: 
 
NPI es el índice de porosidad normalizado 
 
 
 
 
3.13.1.3 Indicador de zona de flujo (FZI). 
 
Las funciones RQI y NPI son usadas para cuantificar las características de flujo de un 
yacimiento y asociar las propiedades petrofísicas a nivel micro y macro de muestras 
analizadas o probadas. Usando RQI y NPI, se define el indicador de la zona de flujo como: 
 

                                                                
NPI

RQI
FZI                                                       (3.97) 

 
Que se puede escribir como: 
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                                                            NPIFZIRQI                                                  (3.98) 
 
Tomando el logaritmo en ambos lados de la ecuación: 
 
                                                  FZINPIRQI logloglog                                          (3.99) 

 
 
La ecuación anterior tiene la forma de una recta en una gráfica log-log de RQI contra NPI, 
con una pendiente igual a la unidad. La intersección de esta línea recta en NPI=1 es el 
indicador de la zona de flujo. En la siguiente gráfica se muestra un ejemplo. 
 

 
 

Figura 3.37 Gráfica log-log de RQI vs. NPI donde se observan 5 unidades de flujo de acuerdo a las 
rectas que representan las propiedades petrofísicas de las rocas. 

 
 
Las muestras con diferentes valores de FZI caerán en otras líneas paralelas. Las muestras 
que caen dentro de la misma línea recta tienen características de garganta de poro similares, 
y por lo tanto constituyen una unidad de flujo. 
En formaciones limpias de areniscas se esperan líneas rectas con pendientes iguales a la 
unidad, una pendiente mayor a uno indica que se trata de una formación arcillosa.  
  
Cada unidad de flujo tiene un valor de FZI, que caracteriza en particular al tipo de roca, 
aunque los valores medidos de FZI se dispersan alrededor del valor real, debido a errores 
experimentales durante su medición. El problema en la clasificación de las unidades de 
flujo, es la agrupación de datos significativos, correspondientes a sus propiedades 
petrofísicas. Se deben corregir y analizar los datos obtenidos de núcleos en el laboratorio. 
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El significado geológico del FZI, se relaciona con la clasificación, tamaño de grano, 
contenido de arcillas; por ejemplo, en arenas limpias con una buena clasificación, un 
tamaño de grano grueso, los valores de superficie específica y de tortuosidad serán bajos y 
se tendrá un valor alto de FZI. En otro caso, una formación arcillosa con grano fino y mala 
clasificación, presentará valores mas altos de superficie específica y de tortuosidad y, por lo 
tanto, un valor menor de FZI. 
En relación a las rocas carbonatadas, los diferentes ambientes de depósito y los procesos 
diagenéticos controlan la geometría de poro y por lo tanto a FZI. 
 
La metodología de unidades de flujo reconoce que el yacimiento es heterogéneo. La 
existencia de múltiples unidades de flujo es evidencia de las heterogeneidades 
microscópicas que controlan la distribución de permeabilidad. La zonificación de los 
yacimientos en diferentes unidades de flujo permite el desarrollo de modelos de 
permeabilidad más precisos y la asignación de relaciones petrofísicas únicas para cada 
unidad de flujo. 
 
Para las unidades de flujo se relaciona la capacidad de almacenamiento de fluidos con el 
producto de la porosidad y el espesor, así como la capacidad de flujo con el producto de la 
permeabilidad y el espesor.  
   
3.13.1.4 Índice de fluido libre (FFI). 
 
Se define como el producto de la saturación de hidrocarburos y la porosidad, es una 
medición de los líquidos móviles, aceite y/o agua, por lo tanto se relaciona con las unidades 
de flujo. Se expresa como: 
 
                                                             wiSFFI  1                                                 (3.100) 

 
Donde:  
 
FFI es el índice de fluido libre, en % 

es la porosidad, en fracción 
Swi es la saturación de agua irreductible, en fracción 
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4. EJEMPLOS DE APLICACIÓN DE LA PETROFÍSICA EN LA 
CARACTERIZACIÓN DE YACIMIENTOS PETROLEROS. 

 

Introducción. 

Uno de los objetivos principales en la industria petrolera es optimizar la producción de 
hidrocarburos asociada a criterios económicos. Los estudios de caracterización estática y 
dinámica, así como, la simulación de yacimientos aportan las bases para establecer 
programas de explotación orientados a lograr la recuperación óptima de hidrocarburos con 
un menor riesgo económico. 
 
En una primera etapa de la caracterización de yacimientos, es necesario definir un modelo 
geológico-petrofísico que describa de manera detallada el yacimiento. Para esto, hay que 
conocer los diferentes procesos geológicos a que estuvo expuesta el área de estudio. 
Aunado a la geología del yacimiento, las propiedades petrofísicas de las rocas son de gran 
importancia por lo que es necesario conocer su comportamiento, efectos y, principalmente, 
su distribución dentro del sistema. 
 
El presente capítulo muestra la aplicación de metodologías para la caracterización de 
yacimientos petroleros, cubriendo la aplicación y relación que existe entre diversas 
propiedades petrofísicas para caracterizar o recaracterizar un yacimiento petrolero, tomando 
ejemplos reales de yacimientos ubicados en diversas partes del planeta. 
 
Se establecen los problemas que presentan los yacimientos, los datos generales de éstos, así 
como, el propósito del estudio realizado en cada uno. Se mencionan las propiedades 
petrofísicas utilizadas, la relación que tiene cada una dentro del estudio y cómo su 
interrelación ayuda a mejorar la producción y duración de la vida del yacimiento. Por 
último se desglosan las conclusiones y comentarios apropiados a dichos ejemplos. 

4.1. Aplicación en unidades de flujo. 

Los ingenieros Petroleros, Geólogos e Hidrólogos han reconocido la necesidad de 
identificar unidades geológicas para describir la forma de actuar de zonas del yacimiento 
como contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos. Estas unidades se usan como una 
herramienta de integración para la descripción petrofísica del yacimiento. La teoría de las 
unidades de flujo es una metodología para clasificar los tipos de roca y predecir sus 
propiedades de flujo.  

Considerando que los datos de permeabilidad y porosidad mostrados en la siguiente tabla 
son representativos de muchos cientos de datos tomados de un yacimiento de aceite, 
realizar lo siguiente: 
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 Identificar el número de unidades de flujo y su valor correspondiente de indicador 
de zona de flujo (FZI). 

 Graficar los valores de tortuosidad ( ) contra los valores de índice de calidad del 
yacimiento (RQI), para confirmar el número de unidades de flujo. 

 Calcular el índice de fluido libre (FFI) y graficar los valores del mismo contra los 
valores de índice de calidad del yacimiento (RQI). La saturación de agua 
irreductible es del 5% aproximadamente.  

 
Tabla 4.1 

Datos del yacimiento 
k [md] [fracción] 

22 0.08 
51 0.1 

315 0.12 
344 0.13 
90 0.11 

112 0.09 
430 0.19 
250 0.16 
490 0.14 

 
Se calcula RQI con la ecuación: 

k
RQI 0314.0                                                     (4.1) 

Se calcula NPI con la ecuación: 

1
NPI                                                           (4.2) 

El factor de resistividad F se calcula con la ecuación de Humble: 

2

81.0
F                                                              (4.3) 

La tortuosidad se calcula con la siguiente ecuación, asumiendo m = 2: 

m1                                                            (4.4) 

El índice de fluido libre (FFI) se calcula con la ecuación: 

wiSFFI 1                                                     (4.5) 
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Tabla 4.2 
 

Resultados obtenidos 
k  

[mD] 
 RQI 

[ m] 
NPI F   

m=2 
FFI 
[%] 

22 0.08 0.521 0.087 126.56 12.5 7.60 
51 0.1 0.709 0.111 81.00 10.0 9.50 
315 0.12 1.609 0.136 56.25 8.3 11.40 
344 0.13 1.615 0.149 47.92 7.70 12.35 
90 0.11 0.898 0.124 66.94 9.10 10.45 
112 0.09 1.108 0.099 100.00 11.11 8.55 
430 0.19 1.535 0.220 25.00 5.5 17.10 
250 0.16 1.241 0.190 31.64 6.2 15.20 
490 0.14 1.858 0.163 41.33 7.1 13.30 

 

Las siguientes gráficas relacionan a RQI, NPI y FFI, en ellas observan dos líneas rectas, 
indicando dos unidades de flujo. Los valores correspondientes de FZI son 15 y 9, 
respectivamente. 

 

 

Figura 4.1. Gráfica de RQI vs. NPI que indica la existencia de dos unidades de flujo en el yacimiento de 
acuerdo a las características de la roca. 
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Figura 4.2. Gráfica de RQI vs. Tortuosidad que verifica la existencia de dos unidades de flujo 
en el yacimiento. 

 

 

Figura 4.3. Gráfica de RQI vs. FFI, siendo este último una medida de los líquidos que se pueden mover 
dentro del yacimiento y,  por lo tanto,  está relacionado con las unidades de flujo. 

 

Con base en lo anterior, se puede representar al yacimiento, como se muestra en la Figura 
4.4, con  dos unidades de flujo que son identificadas de acuerdo a las características de la 
roca. 
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Figura 4.4. Representación de las unidades de flujo dentro del yacimiento. Se consideran solo dos 
pozos. 

 
Conclusiones: 
 
 Las unidades de flujo son de suma importancia ya que son el resultado de los procesos de 
depósito (tamaño de grano, clasificación) y procesos diagenéticos (tipo y cantidad de 
cementante y arcillas), por lo tanto las unidades de flujo están relacionadas con las facies. 

Este ejemplo maneja conceptos como: índice de calidad del yacimiento (RQI), índice de 
porosidad normalizado (NPI) e indicador de zona de flujo (FZI). Al relacionar estos 
conceptos se pueden establecer la unidades de flujo dentro de un yacimiento. De igual 
manera, se ilustra cómo se pueden obtener otras propiedades petrofísicas por medio de 
correlaciones o ecuaciones. 

En la Figura 4.1 se observan dos tendencias de puntos que indican la existencia de dos 
unidades de flujo en el yacimiento de acuerdo a las características de la roca. Las ordenadas 
al origen de las tendencias son los valores de FZI. De igual manera, la Figura 4.2 demuestra 
que existen 2 unidades de flujo y la Figura 4.3 muestra que los parámetros RQI y FFI están 
relacionados con las unidades de flujo y nuevamente describen la existencia de éstas. 

Con estos datos se puede desarrollar un modelo con el cual se pueden establecer las 
unidades de flujo dentro del yacimiento, como se muestra en la Figura 4.4. 

En formaciones limpias de areniscas se esperan líneas rectas con pendientes iguales a la 
unidad, una pendiente mayor a uno indica que se trata de una formación arcillosa.  

 La metodología de unidades de flujo reconoce que el yacimiento es heterogéneo. La 
existencia de múltiples unidades de flujo es evidencia de las heterogeneidades 
microscópicas que controlan la distribución de permeabilidad. La zonificación de los 
yacimientos en diferentes unidades de flujo permite desarrollar modelos de permeabilidad 
más precisos y la asignación de relaciones petrofísicas únicas para cada unidad de flujo. 
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4.2  Integración de la geología y la petrofísica para caracterizar un yacimiento de 
arenas. 

Resumen. 

La mala caracterización de los yacimientos plantean problemas especiales para su 
explotación cuando la compleja variación en la litología e historia diagenética que resulta 
en la calidad heterogénea del yacimiento no es acertada. Optimizar el desarrollo del campo 
requiere niveles de descripción del yacimiento que definan adecuadamente las variaciones 
verticales y laterales en la calidad de éste. 

Una descripción precisa del yacimiento es la clave más importante para planear 
apropiadamente el desarrollo y la administración del campo. Este estudio muestra cómo la 
integración petrofísica y geológica ayuda en la caracterización del yacimiento. Se utilizan  
datos del yacimiento de arenas del delta Niger. 

Introducción. 

Una de las actividades más complicadas en el modelado de yacimientos es la integración de 
todos los datos disponibles. Esta habilidad mejora el conocimiento de la caracterización del 
yacimiento en un proyecto de desarrollo del campo.  

Las características sutiles dentro de una formación subterránea pueden revelar importantes 
rasgos, desde geología regional hasta propiedades locales detalladas del yacimiento. Debido 
a que las decisiones de inversión para el desarrollo futuro del campo son comúnmente 
basadas en el rendimiento futuro  pronosticado del campo por los modelos estáticos y 
dinámicos, su exactitud usualmente determina la calidad de la decisión. 

Los desafíos para la caracterización de yacimientos son: (1) identificar qué tipos de 
yacimiento heterogéneos son más relevantes para el flujo de fluidos  con el propósito de 
que los datos correctos puedan ser adquiridos, (2) determinar la forma de construir modelos 
para grandes yacimientos con información subsuperficial limitada y en un corto periodo de  
tiempo.  Este ejemplo se centra en la integración de todos los datos disponibles en la 
caracterización de un yacimiento en el delta Niger.  Se ha escogido el Yacimiento-X del 
campo de Abia por el comportamiento de los hidrocarburos y porque los pozos están 
produciendo. Esto proporciona un buen candidato para la integración de la geología y la 
petrofísica para la caracterización el yacimiento. 
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Disponibilidad de los datos. 

El yacimiento en estudio es explotado mediante siete pozos. Los datos disponibles  
incluyen: datos de desviación de pozos, localización superficial de pozos, datos litológicos 
y registros geofísicos. Los datos de  núcleos de  pared  están disponibles parcialmente. Se 
realizaron pruebas de producción, también esta disponible una historia confiable de datos 
de producción, muestras de fluidos y datos de presión. 

Configuración geológica. 

El campo Abia al Norte tiene un rumbo  de Este a Oeste y al Sur  esta delimitado por una 
falla que es el mayor límite que presenta el campo con un cierre de descenso al Oeste. 
Estructuralmente es el resultado de cierres de fallas en el Sur, Norte y en el flanco  Oriental 
y una trampa estratigráfica presente en el flanco Occidental del campo. Esta trampa 
estratigráfica se interpreta que se debe a cambios laterales en las facies. Las mayorías de las 
fallas son sello. Un arreglo en escalón  observa que el Norte está limitado por una falla y 
tres fallas paralelas cierran en la dirección NW-SE. Todas las fallas se mueven hacia abajo 
al Sur terminando al incrementar la profundidad. 

El Yacimiento-X es caracterizado por arena con intercalaciones delgadas de arcillas. 
Presenta un bloque con un rasgo distintivo sobre el registro de rayos gama, como muestra la 
Figura 4.5, por lo tanto, se interpreta  que es un canal distributario de arena, formado dentro 
de una parasecuencia de progradación, depositado con un suministro de sedimentos que 
tienen un mayor acomodo. En el  yacimiento se encuentran presentes arcillas lateralmente 
continuas que pueden actuar como barreras para el flujo de fluidos, estas arcillas llegan a 
ser más delgadas  hacia el este. 

Se observa que el  Yacimiento-X está cubierto por varias capas de arcilla que 
eventualmente  llegan a ser  más delgadas hacia el Oeste. La variación lateral en el espesor  
implica un suministro mayor de sedimento  para la parte central, mientras al Este y al Oeste 
del yacimiento la arena  es progresivamente más delgada. 
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Figura 4.5. Sección a echado del yacimiento-X 

Los núcleos de pared de uno de los pozos (aunque no detallado) muestran que el 
yacimiento tiene litología relativamente homogénea,  compuesta de grano fino a medio y 
arenas poco consolidadas con arcillas y cementante.  Sin embargo, los registros litológicos 
detallados muestran algunos niveles de intercalación de arcilla lo que da la heterogeneidad  
a la arena del Yacimiento-X. 

 Evaluación petrofísica. 

La evaluación petrofísica fue llevada a cabo con los registros disponibles para determinar 
las propiedades de las rocas y los fluidos contenidos en ellas. Basado en ésto, se obtuvieron 
conclusiones acerca de la historia de depositación y diagenética del Yacimiento-X. Los 
resultados fueron usados para el modelo estático del yacimiento. 
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Los resultados de la evaluación petrofísica incluyen propiedades como: 

 Resistividad verdadera, Rt 
 Resistividad del agua, Rw 
 Volumen de arcillas, Vsh 
 Porosidad, ø 
 Saturación de agua, Sw 
 Permeabilidad, k 

 
Estas propiedades se obtuvieron de las siguientes maneras. 
 
Resistividad verdadera, Rt. 

El registro Dual Laterologs (LLD) se ha tomado en todos los pozos  donde se ha corrido el 
Dual Induction Logs (ILD).  La corrección del ambiente de medición fue hecha para todos 
los registros.  La resistividad verdadera de la formación es obtenida usando registros de 
resistividad ambientalmente corregidos. 

Resistividad del agua de formación, Rw. 

En este estudio, no se mide la resistividad del agua congénita disponible. Por lo tanto, este 
parámetro se ha calculado utilizando dos métodos: el método Rwa y el método de la gráfica 
de Pickett. Por razones de consistencia, el método de la gráfica de Pikett fue adaptado 
después de comparar los resultados obtenidos. La resistividad del agua se calculó usando 
datos de la columna de agua por abajo del contacto agua-aceite del pozo 6. La temperatura 
de la formación, Tf  y la resistividad del agua se calcularon posteriormente para otros pozos 
usando las siguientes ecuaciones: 

MSTTVDTGT f                                                (4.6) 

77.21
77.21

f

ww
T

Tm
tmRR

                                            (4.7) 

Donde: 

Tf  es la temperatura de formación, en oC 
TG es el gradiente de temperatura, en oC/m 
TVD es la profundidad vertical verdadera, en m 
MST es la temperatura promedio en la superficie,  60o

F (15.6 oC) 
Rwtm es la resistividad del agua  a temperatura medida,  en ohms-m  
Tm  es la temperatura medida, en oC 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 159 
 

La Figura 4.6, muestra la “línea de agua” (Sw = 100%). Su intersección con la línea de        
 = 100% da la resistividad del agua, Rw, y el inverso de su pendiente da el factor de 

cementación, m. 

 

Figura 4.6. Determinación de la resistividad del agua, Rw, para el Yacimiento-X con las gráficas de 
Pickett. 

Volumen de arcilla, Vsh 

El registro de rayos gama proporcionó los parámetros para la definición de la fracción de 
arcillas en el yacimiento. La opción del índice de rayos gama fue empleada para determinar 
el porcentaje de arcillas e implícitamente, la litología dominante. Esto se logró definiendo 
las arenas limpias y las líneas de arcilla para los registros de rayos gama. El registro de 
potencial espontaneo, SP, fue usado para ayudar a determinar la radioactividad de las 
arenas, a fin de evitar una sobreestimación de arcillas. Las definiciones de litología son 
basadas sobre la siguiente asignación, que se apoya en valores de corte de volumen de 
arcillas (Vsh): 
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0 ≤ Vsh < 33%       arenas 
33 ≤ Vsh < 66%     arena arcillosa 
66 ≤ Vsh < 100%   arcilla 
 
Estos parámetros sirven como una entrada de datos en los modelos de porosidad y 
saturación para arenas arcillosas. 
 
Porosidad, 

La porosidad se estimó del registro de densidad. La porosidad efectiva es deducida por la 
introducción del porcentaje del volumen de arcilla en la ecuación. 

Saturación de agua, Sw 

La saturación de agua en el Yacimiento-X fue calculada de la ecuación de Simandoux: 

sh

wsh

w

n

w

m

e

t R

SV

aR

S

R

1

                                                                  (4.8) 

Donde: 

Rt es la resistividad de la formación, en m 
Rw es la resistividad del agua de formación, en m 
Rsh es la resistividad de la lutita, en m 

e es la porosidad efectiva, en fracción 
a es el factor de tortuosidad, adimensional 
m es el factor de cementación, adimensional 
n  es el exponente de saturación, adimensional 
Vsh es la fracción de arcilla 
Sw es la saturación de agua, en fracción 
 
La ecuación de Simandoux representa la conductividad resultante considerando el  
componente de arcilla en el yacimiento. Con base en la fracción de arcilla observada en el 
yacimiento el modelo de Simandoux es adaptado para su uso. Finalmente, se aplicó el 
modelo precursor de saturación de Archie en la zona de cero porciento de volumen de 
arcilla. 
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Permeabilidad, k 

Debido a la poca disponibilidad de datos de núcleos convencionales, la permeabilidad para 
este estudio fue obtenida usando correlaciones empíricas. Las correlaciones proporcionan 
algo más que una estimación cualitativa. 

Tres modelos empíricos fueron probados: Timur (1968), Coates y Dumanoir (1974) y 
Coates y Denoo (1981). El delta de la provincia de Niger no tiene correlaciones empíricas 
disponibles, por lo tanto, fue necesaria la adaptación de estas fórmulas. Estas fórmulas 
producen resultados correctos en las condiciones de saturación de agua irreductible (Swirr) y 
son reconocidas mundialmente. Sin embargo, éstas son solo generalizadas empíricamente y 
los resultados obtenidos son en gran parte relativos. 

Definición de unidad de flujo 

Para la definición de unidades de flujo, el Yacimiento-X fue dividido en capas 
caracterizadas con un  comportamiento de flujo relativamente uniforme y continuidad 
lateral. Basado en ésto el Yacimiento-X está dividido en cinco zonas. La porosidad 
calculada y el registro de rayos gama son los atributos básicos usados para las 
subdivisiones, ya que las zonas de flujo son regidas por el tamaño de las gargantas de poro 
y los cambios geológicos locales. Además, el método de Amaefule es usado para subdividir 
cuantitativamente las zonas. La principal restricción  de este método es la disponibilidad  de 
datos de análisis convencionales de núcleos del yacimiento  o de un yacimiento cercano. 
Sin embargo, los resultados del Pozo 3 fueron usados como pseudodatos de núcleos para 
investigar este concepto. 

La ecuación utilizada fue: 

FZINPIRQI logloglog                                             (4.9) 

Donde: 

RQI es el índice de calidad de la roca, en µm
 

NPI es la relación del volumen de poros al volumen de granos 
FZI es el indicador de la zona de flujo, en µm 
 
Esta parámetros de unidad hidraúlica son derivados de las ecuaciones dadas: 

e

k
RQI 0314.0                                                  (4.10) 

e

eNPI
1

                                                      (4.11) 
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gvz SF
FZI

1
                                                   (4.12) 

Donde: 
 
k es la porosidad, en md 

e es la porosidad efectiva, en fracción 
Fs  es la constante de Kozeny 
Svg es la superficie específica por unidad de volumen de grano, en mm

-1 

 
Valores de corte petrofísicos. 
 
Las gráficas  de e vs Vsh  y Sw vs Vsh se utilizaron  para proporcionar los valores de corte de 
fluido usados en este estudio. Éstas son usadas para determinar las zonas productoras del 
yacimiento. Para la red del yacimiento, los límites se colocaron en Vsh ≥ 70%, y e < 10%. 
En el límite de la zona productora la Sw ≥ 65%.  

El concepto de volumen de agua total (BVW) también fue investigado para determinar el 
volumen de agua irreductible total (BVWi) del yacimiento y para la predicción del volumen 
de agua crítica total (BVWc), es decir zonas que probablemente producen sin ningún tipo de 
“corte de agua”. La gráfica de Buckles ya sea lineal o logarítmica de Sw vs porosidad fue 
usada para obtener estos parámetros. EL BVWi  es de 0.04 y el BVWc  es aproximadamente 
0.09 para este yacimiento. 

Modelado Geocelular 3D 

Cuatro parámetros fueron utilizados para construir el modelo geológico: (1) datos 
petrofísicos, (2) localización superficial de los pozos, (3) datos de desviación y (4) datos 
sísmicos. Las unidades de flujo son incorporadas dentro del modelo geológico y las 
propiedades dentro de cada unidad de flujo. 

Discusión  

El modelado de propiedades petrofísicas ubica a la porosidad en un rango de 11% a 20% y 
a la permeabilidad en un rango de 12 md a 350 md.  La baja permeabilidad es atribuida a la 
cementación de arcillas observada en los núcleos de pared. En todos los modelos, la 
propiedad es vista incrementándose de este a oeste del yacimiento como muestran las 
Figuras 4.7 y 4.8. Esto implica alta calidad del yacimiento en la parte occidental del 
yacimiento. Los valores de corte petrofísicos se establecieron de manera que las 
propiedades como porosidad, saturación de agua, volumen de arcilla y permeabilidad solo 
se refieran a intervalos que contribuyan a la producción. Este enfoque mejora el proceso de 
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evaluación del yacimiento cuando las unidades con débiles propiedades hidráulicas son 
eliminadas. 

 

Una continuidad lateral de arcillas puede actuar como barrera al flujo la cual es observada 
dentro de este yacimiento de arenas. El modelo estático muestra un valor medio de 
porosidad de 17% mostrado en la Figura 4.9  y un espesor productor neto de 0.77. 

 
Figura 4.9. Modelo de porosidad. 

Según los autores del estudio, la gráfica log-log de RQI vs NPI  (no presentada en este 
trabajo) muestra que todos los intervalos con valores similares  de FZI estarán sobre una 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 164 
 

línea recta con una pendiente unitaria. Para el Yacimiento-X, el logaritmo de FZI es 
determinado para cada punto de profundidad. Esto se debe a que las zonas de flujo son 
distribuidas como log-normal. Las gráficas de log FZI vs Profundidad y log (FZI) vs 
frecuencia son trazadas para revelar la distribución, como se muestra en las Figuras 4.10 y 
4.11. Las zonas definidas  cuando se traza separadamente sobre una gráfica log-lineal de 
permeabilidad vs porosidad producen unos coeficientes de correlación altos reflejando la 
uniformidad en la geometría del poro dentro de las zonas. En todos los pozos, la 
subdivisión surge de la observación “quick-look” de atributos que se ajustan al concepto de 
Amaefule. 

 

 

Conclusión 

1) La caracterización efectiva del  yacimiento requiere la integración de la geología y 
la petrofísica, ésto reduce la incertidumbre en la producción de aceite y gas. 

2) La integración de datos del subsuelo mejora el entendimiento de la arquitectura del 
yacimiento resultando en una mejor estimación volumétrica.  Las propiedades 
petrofísicas, como se observó en los modelos, mejoran de Este a Oeste del 
yacimiento. Esto amplía la alta calidad del yacimiento en la parte Occidente. Este 
resultado es útil para optimizar la ubicación de pozos de desarrollo.  

El estudio del Yacimiento-X demostró que las propiedades petrofísicas  son de suma 
importancia para la caracterización, además de que estas propiedades en algunos casos no 
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están disponibles para ciertos pozos, pero existen diversas formas de estimar, ya sea por 
medio de muestras de pozos adyacentes o bien por medio de correlaciones. 

Los parámetros petrofísicos utilizados en este ejemplo para desarrollar un modelo estático 
del yacimiento como son: porosidad, permeabilidad, saturación, resistividades,  volumen de 
arcillas, etc., fueron obtenidos por medio de correlaciones o bien de registros de pozos. La 
combinación de las propiedades petrofísicas permite obtener otros parámetros petrofísicos 
indirectamente, por medio de gráficas o bien de ecuaciones. Es de suma importancia, al 
hacer las mediciones o lecturas necesarias, tomar los datos lo más exacto posibles ya que 
una lectura errónea puede causar un grave error al utilizarla en una ecuación o bien en un 
simulador, arrojando resultados de mala calidad que pueden condenar o  subestimar a un 
yacimiento. 

Conocer la estructura, la geología y la petrofísica del yacimiento es una prioridad para una 
buena caracterización geológica-petrofísica, ya que hay un gran número de factores que 
pueden intervenir al momento de la explotación, los cuales tienen que conocerse y 
actualizarse para  determinar los cambios que van sufriendo las propiedades petrofísicas al 
pasar un tiempo determinado de explotación y así volver a recaracterizar.  
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4.3. Petrofísica del yacimiento Carbonatado Shu’aiba, Campo Shaybah. 

Resumen. 

La necesidad de una caracterización precisa del yacimiento es importante, no solo por la 
complejidad geológica, sino también por los métodos de desarrollo del campo. Los 
componentes clave en la caracterización de yacimientos requieren del conocimiento de las 
interacciones entre la roca y los fluidos. Las herramientas convencionales disponibles para 
el propósito de la caracterización del yacimiento  son: el análisis convencional de datos de 
núcleos, análisis especial de datos de núcleos,  información geológica, estudios PVT de los 
fluidos y simulación numérica de yacimientos. 
 
Los yacimientos de carbonatos son aproximadamente el 20% de las rocas sedimentarias del 
mundo y contienen el 40% del aceite a nivel mundial. El campo Shaybah, que se encuentra 
en Rub Al-Khali al Sureste de Arabia Saudita representa un yacimiento de carbonatos de 
primera calidad. El yacimiento Shu’aiba es del Cretácico Inferior. Es una formación de 
carbonatos heterogéneos con cinco facies debido a la alteración diagenética de la roca 
original. El campo produce aceite con  una baja concentración de azufre y una alta densidad 
API ( 40 ) clasificado como “extra ligero de  Arabia”. Está cubierto por un casquete de 
gas y subyacido por un acuífero. La producción de este yacimiento de calizas comenzó en 
julio de 1998. 
 
Las pruebas petrofísicas convencionales y especiales realizadas en núcleos de este 
yacimiento son: las propiedades de los núcleos porosidad y permeabilidad, permeabilidad 
relativa, presión capilar, distribución del tamaño de poro y la mojabilidad, las cuales se 
desarrollaron como parte de un estudio global para mejorar los datos cuantitativos de dichas 
propiedades en el yacimiento.  

Este estudio permitirá una predicción acertada del comportamiento del yacimiento. Los 
datos generados impactarán significativamente los modelos del yacimiento y del campo.   

Las propiedades de la roca que determinan la producción de hidrocarburos, la variación de 
esas propiedades, la afectación de estas propiedades para la recuperación final y el 
comportamiento del flujo de fluidos son de primordial interés. Dos ejemplos son: el avance 
del frente de agua en la producción de los pozos causado por el desplazamiento ineficiente 
debido a las relaciones desfavorables de las permeabilidades relativas y el rápido avance 
del agua a través  de una capa con alta permeabilidad. La estrategia de recuperación 
correcta para un yacimiento específico depende de comprender los factores que controlan 
los fluidos. La buena cobertura del núcleo y los análisis de los datos del núcleo son 
requeridos para caracterizar los cambios en las litofacies en el yacimiento Shu’aiba. 
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Propiedades petrofísicas utilizadas y métodos de obtención. 
 
Para la obtención de las propiedades petrofísicas se realizaron diversos procedimientos para 
extraer núcleos con sus fluidos originales que fueran representativos de las condiciones en 
las cuales se encuentra el yacimiento, posteriormente, se realizó la selección de muestras. 
Los núcleos que fueron fracturados, rotos o presentaron una permeabilidad a la salmuera 
menor a 1 md fueron excluidos. El aceite en la cabeza del pozo del yacimiento Shu’aiba fue 
usado como la fase oleica; mientras la fase acuosa es salmuera sintética (similar a la 
salmuera de Shau’aiba). Las propiedades petrofísicas utilizadas en el estudio fueron: 
porosidad, permeabilidad, permeabilidad relativa, presión capilar y mojabilidad. 
 
Mediciones de porosidad y permeabilidad 

 
Todos los tapones obtenidos de los núcleos para las mediciones de porosidad y 
permeabilidad fueron limpiados con solventes (tolueno, nafta y xileno) para remover todos 
los hidrocarburos solubles y fluidos contaminantes. El proceso de limpieza fue llevado a 
cabo usando la unidad de destilación Dean Stark. 
Un método común para medir la porosidad del núcleo es medir el volumen de grano usando 
un porosímetro de helio (ley de Boyle) y el volumen del total por el método de 
desplazamiento del líquido o por mediciones de calibrador. Las mediciones de la 
permeabilidad se logran por la aplicación de la ley de Darcy usando un permeámetro de 
gas. 
 

Mediciones de la permeabilidad relativa 

 
El procedimiento para medir la permeabilidad relativa incluyó el uso de conjuntos de 
núcleos cortados con salmuera KCl y preservados en el pozo. Las pruebas de la 
permeabilidad relativa fueron realizadas simulando las condiciones del yacimiento, usando 
salmuera sintética. 
  
Mediciones de la presión capilar agua-aceite. 

 

Las pruebas de la presión capilar agua-aceite fueron dirigidas a condición de yacimiento 
usando aparatos de centrifugado. Los tapones de núcleos preservados fueron lavados con 
cerca de 10 volúmenes de poro de salmuera sintética para establecer la saturación residual 
de aceite. Las muestras fueron colocadas en el porta núcleos y luego guardadas dentro de 
un gabinete con calefacción para alcanzar la temperatura de equilibrio. El porta núcleos fue  
colocado en el escudo de centrifugado y luego fijado al brazo de la centrífuga. 
 
Las muestras fueron sometidas a drene e imbibición. El volumen de cada fluido producido 
a cada velocidad (aceite o agua) se observó a través de la parte superior de la centrífuga por 
medio de una tapa transparente y un estroboscopio que permite ver los fluidos desplazados 
dentro del conjunto de tubos para ser monitoreado visualmente. El volumen de poro de 
cada tapón es medido al final del experimento después del procedimiento de limpieza 
estándar. 
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Medición de la mojabilidad 

 
Las mojabilidades de los tapones fueron medidas por el método de Amott modificado. El 
método de Amott combina imbibición y desplazamiento dinámico que funciona bajo 
condiciones ambientales con salmuera de formación y aceite del tanque. El índice de 
mojabilidad de Amott-Harvey es la porción del desplazamiento por agua menos el 
desplazamiento de la porción por aceite. También, el método USBM es usado para medir la 
mojabilidad. El índice de mojabilidad USBM es obtenido del ciclo de histéresis de las 
curvas centrifugas de presión capilar. Las áreas bajo la curva representan el trabajo 
termodinámico requerido para los fluidos respectivos para desplazar al otro. El logaritmo 
de la porción del área de aceite desplazado por salmuera (A1) a la salmuera desplazada por 
aceite (A2) es usado para identificar el índice de mojabilidad USBM de la siguiente 
manera: 
 

Índice de mojabilidad USBM = log (A1/A2)                                                  (4.13) 
 
Medición de la presión capilar por mercurio 

 
La presión capilar por inyección de mercurio y el tamaño de poro se miden usando el 
sistema de inyección de mercurio Ruska. La prueba consistió en dos corridas; corrida en 
blanco (sin muestra) y una corrida con muestra. Las lecturas de la corrida en blanco 
representan los efectos de compresión e intrusión del mercurio en los espacios pequeños en 
la parte interior de los instrumentos, como un resultado del incremento de la presión 
aplicada. Cada corrida incluye la prueba de inyección en un sistema de vacío seguido por la 
prueba de expulsión. La diferencia entre la corrida blanca y la corrida con muestra 
representa el volumen de mercurio introducido  en los poros durante la prueba de inyección 
y el volumen de mercurio expulsado de los poros durante la prueba de expulsión. 
 
Relacionaron las propiedades petrofísicas y discusión de resultados. 
 
Análisis convencional de núcleos. 

 
Una buena comprensión de la distribución areal de porosidad ( ) y permeabilidad (k), en las 
formaciones productoras atravesadas por los pozos, es fundamental en la planificación e 
implementación del flujo de agua en el yacimiento. La distribución de permeabilidad con 
respecto a la profundidad para dos pozos seleccionados (A y B) como se muestran en la 
Figura 4.12 y 4.13, respectivamente.  
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Figura 4.12. Distribución de permeabilidad VS profundidad para el pozo-A. 

 

 
Figura 4.13. Distribución de permeabilidad VS profundidad para el pozo B. 

 
Amplias variaciones con la profundidad y de pozo a pozo son claramente observadas. Por 
ejemplo, el intervalo de profundidad de D1 a D2, los valores de permeabilidad varían entre 
8 a 178 md en el pozo-A (Figura 4.12); mientras que variaron de 9 a 36 md en el pozo-B 
(Figura 4.13). Las distribuciones de porosidad con respecto a la profundidad son mostradas 
en las Figuras 4.14 y 4.15 para el pozo-A y el pozo-B, respectivamente. Tendencias 
similares de variación de los valores de porosidad también se indican en ambos pozos. 
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Figura 4.14. Distribución de porosidad VS profundidad para el pozo A. 

 

  
Figura 4.15. Distribución de porosidad VS profundidad para el pozo B. 

 
Los datos de porosidad y permeabilidad son clave para la evaluación del yacimiento, el 
potencial de producción y la recuperación final. La combinación de los datos de  y k en 
términos del índice de calidad del yacimiento (RQI) proporciona un punto de partida 
conveniente para abordar las diferencias entre las muestras y entre las zonas del yacimiento. 
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Los conceptos se basan en la determinación de dos funciones, RQI y NPI, definidas de la 
siguiente manera: 
 

0314.0RQI                                                  (4.14) 

Donde: 

RQI es el índice de calidad del yacimiento, en m . 
k es la permeabilidad, en md. 

 es la porosidad, en fracción. 
 
El índice de porosidad normalizada, NPI, esta definido como: 
 

1
NPI                                                       (4.15) 

Las funciones RQI y NPI son usadas para cuantificar la calidad de flujo de un yacimiento y 
proporcionar una asociación entre las propiedades petrofísicas en los niveles micro y macro 
de las muestras evaluadas. Utilizando RQI y NPI, un “indicador de zona de flujo” (FZI) es 
definido como: 

 
NPI

RQI
FZI                                                       (4.16) 

Donde FZI tiene unidades de µm. 

 

Una gráfica log-log de RQI contra NPI para el pozo-A se muestra en la Figura 4.16. En este 
tipo de gráfica, las muestras con valores similares de FZI  caen dentro de una línea recta, a 
un valor de NPI le corresponde un valor de FZI. Sin embargo, los puntos calculados de RQI 

y FZI no revelaron una dependencia familiar de la profundidad con la roca. Por lo tanto, 
una modificación técnica fue desarrollada trazando valores de RQI sobre una suma base 
acumulativa-normalizada contra la profundidad para diferenciar entre las zonas de flujo. 
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Figura 4.16. RQI VS NPI para el pozo A para tapones de núcleo. 

Para cada punto individual el RQI es calculado y la suma acumulativa-normalizada es 
trazada contra la profundidad. La técnica se basa en los cambios observados en la pendiente 
sobre una gráfica de suma acumulativa-normalizada contra la profundidad. Los cambios en 
la pendiente de la gráfica de la suma acumulativa-normalizada del índice de calidad del 
yacimiento es una función de la profundidad en donde se observó para el material de núcleo 
del yacimiento Shu’aiba mostrado en la Figura 4.17 para los dos pozos seleccionados (Pozo 
A y B). En esta figura, el eje de las Y es la profundidad mientras el eje de las X es definido 
por: 

i

Ki

i

Ki

X
n

x

i

x

i

1

1

                                                      (4.17) 

Donde: 

n es el número total de datos. 
i es el número de puntos de los datos para los pasos sucesivos del cálculo. 
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Figura 4.17. Índice de calidad del yacimiento normalizado-acumulado (RQI) VS profundidad para los 

pozos A y B. 

Consecuentemente las zonas de RQI son caracterizadas por líneas rectas, con pendientes 
que indican la calidad general dentro del yacimiento a un intervalo particular de 
profundidad. Entre menor sea la pendiente mejor será la calidad del yacimiento. 

Permeabilidad relativa. 

Esta propiedad es importante para la predicción del movimiento de los fluidos en un 
yacimiento durante diversos procesos de recuperación. La fuente más confiable son las 
mediciones en el laboratorio. Las pruebas de  permeabilidad relativa a  condiciones de 
yacimiento indicaron considerables recuperaciones de aceite más allá del avance. 

Los resultados de permeabilidad relativa sugieren un núcleo mojado por agua basado en la 
regla general de Craig. 

(a) Saturación inicial o irreductible de agua (Swi) superiores al 20% de PV. 
(b) Puntos de cruce en donde krw = kro eran mayores al 50%. 
(c) La permeabilidad relativa del agua hasta la saturación residual de aceite (krw a Sor) 

variaban de 25 a 45%. 
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Esto se muestra claramente en la Figura 4.18, la cual es una típica curva de permeabilidad  
relativa para el estudio del pozo-A. 
 

 

Figura 4.18. Curvas típicas de permeabilidad relativa aceite-agua, pozo-A. 

Las curvas de permeabilidad relativa se han presentado en varias formas. Si se combinan 
todas las curvas y se traza un mismo gráfico, es difícil desarrollar una relación entre ellas. 
Esto se debe a la amplia gama de saturaciones de fluido inicial. Por lo tanto, la 
normalización de las saturaciones es una manera para reducir las saturaciones a una base 
común. La saturación normalizada es calculada con la siguiente ecuación: 

orwi

wiw

n
SS

SS
S

1
                                                   (4.18) 

Donde: 

Sn es la saturación normalizada. 
Sw es la saturación de agua en el núcleo. 
Sor es la saturación residual de aceite. 
Swi es la saturación de agua inicial o irreductible. 
 
La Figura 4.19 es una gráfica de proporción de la permeabilidad relativa de agua-aceite 
(krw/kro) como una función de la saturación normalizada para todos los datos de 



 

Petrofísica en la caracterización de yacimientos petroleros. Página 175 
 

permeabilidad relativa  del pozo-A. La mayoría de los datos están superpuestos excepto los 
datos para el compuesto 2. Un enfoque recomendado es representar los datos por una curva 
de regresión. Tal regresión se aproxima a la tendencia de los datos obtenidos. Un total de 
202 valores de krw/kro contra los datos de Sn emparejan a todos los compuestos de núcleos 
que son usados en el análisis. 
 

 

Figura 4.19. Comparación de todas las proporciones de permeabilidades relativas como una función de 
la saturación normalizada (Pozo-A). 

 La ecuación resultante es: 

5432 56.18965.48901.45718.1751.25 SnSnSnSnSn

ro

rw e
k

k
Ln              (4.19) 

El ajuste de la correlación es bueno con el coeficiente de correlación cercano a 0.94. La 
permeabilidad relativa al aceite (kro) puede ser calculada usando la ecuación 4.20 basada en 
el análisis de regresión. El coeficiente de correlación es de 0.97. 

432 2.36449.90952.73417269.16 SnSnSnSnk ro                             (4.20) 
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Presión capilar centrifugada. 

La presión capilar es un factor importante en el flujo a través del medio poroso. Por lo 
tanto, los datos de presión capilar pueden ser usados relacionando la saturación de la fase 
mojante con las propiedades de porosidad del núcleo, permeabilidad y la altura por arriba 
del contacto agua-aceite. Además, dicha información es necesaria para el cálculo en 
diferentes ubicaciones en el yacimiento. 

Los resultados de la presión capilar calculados por el método de la centrífuga mostró que 
hay una tendencia general de aumento en la presión capilar con el decremento en la 
permeabilidad. Esto indica que la saturación de salmuera en la cara de salida del núcleo  
(Sw

*) varia de 25 a 46% durante los ciclos de drene. Los ciclos de imbibición de saturación 
en la cara de salida del núcleo  son de 83 a 99%. La Figura 4.20 muestra  las curvas de 
presión capilar durante los ciclos de drene e imbibición para el yacimiento Shu’aiba en un 
formato de mojabilidad USBM. 

 

Figura 4.20. Curva típica de drene e imbibición para el pozo-A 
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Mojabilidad 

La mojabilidad se define como la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse a la 
superficie de la roca en presencia de otro fluido inmiscible. Esto tiene un efecto profundo 
sobre la recuperación de aceite producido por el flujo de agua o por los mecanismos que 
manejan a ésta. Por lo tanto, es necesario determinar la mojabilidad preferencial de la roca 
del yacimiento,  ya sea al agua o al aceite o algún punto entre los dos extremos. 

Los resultados de mojabilidad obtenidos por la prueba USBM y el método de Amott 
mostraron que los índices de mojabilidad oscilan de -0.02 a 0.78. La Figura 4.21 muestra la 
gráfica de los índices de mojabilidad como una función de la profundidad del núcleo. Los 
índices de mojabilidad revelaron una calidad intermedia a ser mojada por agua con una 
tendencia a incrementarse con la profundidad. 

 

Figura 4.21. Distribución del índice de mojabilidad para el yacimiento Shu’aiba. 

Las características de mojabilidad de los núcleos de los carbonatos de Shu’aiba descritos 
por los resultados de krw/kro concuerdan con los resultados del USBM y Amott. 

Presión capilar (mercurio) y distribución del tamaño de poro. 

Una parte esencial de la evaluación del comportamiento de los hidrocarburos en los 
yacimientos de carbonatos es el estudio de la distribución del tamaño de poro de la roca. El 
tamaño y la distribución de las gargantas de poro dentro de las rocas del yacimiento 
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controlan las características de la presión capilar, que a su vez controlan el comportamiento 
de los fluidos en el sistema poroso. 

Los resultados de la presión capilar por inyección de mercurio muestran que los materiales 
de carbonato del yacimiento Shu’aiba exhiben un sistema poroso distribuido unimodal y 
bimodal como se indica en la Figura 4.22 (pozo-C). Tales distribuciones reflejan la 
compleja historia diagenética. 

 

Figura 4.22. Incremento de la saturación de la fase mojante vs radios de entrada de poros para el    
pozo-C 

La Figura 4.23 presenta una gráfica acumulativa de la saturación de la fase mojante contra 
los radios de entrada de los poros de los tapones del yacimiento Shu’aiba. Esto indica que 
el radio medio de poro varía de 0.5 a 1.5 micras, con lo que también indica un aumento en 
el incremento del radio de los poros con el incremento en la permeabilidad. 
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Figura 4.23. Saturación VS radios de entrada de poros para el pozo-C 

Conclusiones 

1. Las gráficas obtenidas de los núcleos convencionales para los pozos A y B  
muestran un amplio contraste en las propiedades de permeabilidad y porosidad lo 
cual  indica que el yacimiento Shu’aiba es muy complejo. 

2. Una nueva técnica ha sido desarrollada para identificar intervalos con diferentes 
relaciones de porosidad-permeabilidad. Esta técnica presenta el índice de calidad 
del yacimiento (RQI) como una función de la profundidad y ayuda a describir 
unidades del yacimiento, que tienen propiedades similares. 

3. Un grupo eficiente de análisis de muestras de núcleos especiales con propiedades 
petrofísicas similares son obtenidas utilizando una técnica RQI modificada. 

4. Los resultados de la permeabilidad relativa indicaron considerables recuperaciones 
de aceite con una recuperación sustancial más allá del avance. Una correlación es 
desarrollada para estimar la  proporción de la permeabilidad relativa agua-aceite, 
krw/kro de datos de saturación normalizados. 
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5. Los resultados de la mojabilidad de Amott modificada y el índice de mojabilidad 
USBM revelo que la mojabilidad intermedia tiende a ser mojada por agua con una 
tendencia a incrementar con la profundidad. 

6. La mojabilidad característica de los carbonatos de Shu’aiba descritos por krw/kro  
resultaron congruentes con los resultados de Amott y USBM. 

7. Las pruebas de inyección de mercurio mostraron que el yacimiento Shu’aiba puede 
ser clasificado como un sistema poroso unimodal y bimodal con el radio medio de 
poro variando de 0.5 a 1.5 micras. 

Se observa en el ejemplo que para una buena caracterización del yacimiento Shu’aiba se 
tienen que considerar una gran cantidad de propiedades petrofísicas, algunas obtenidas 
directamente de análisis de núcleos en el laboratorio y otras calculadas a través de 
correlaciones o por nuevos métodos desarrollados para caracterizar de una mejor manera el 
yacimiento. Algunos métodos de medición utilizados en este ejemplo son descritos en este 
trabajo y algunos otros solo son mencionados. 

Los ingenieros encargados de caracterizar los yacimientos han reconocido la necesidad de 
identificar unidades geológicas para describir la forma de zonas del yacimiento como 
contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos, estas unidades se usan como una 
herramienta de integración para la descripción petrofísica del yacimiento. Se manejan 
algunos conceptos como el RQI, NPI y FZI los cuales se estiman a través de la 
combinación de diversas propiedades petrofísicas para calcular zonas de flujo en el 
yacimiento con respecto a la profundidad. 

La  esencia de la combinación de las propiedades petrofísicas es poder obtener diversos 
parámetros petrofísicos conociendo solo algunos de éstos, ya se por medio de ecuaciones, 
correlaciones, estudios de núcleos de laboratorio, sísmica o registros. 

Las propiedades petrofísicas mencionadas en el artículo solo son algunas de la gran 
cantidad con las que se pueden realizar estudios, algunas veces no es posible realizar un 
estudio detallado de todas las propiedades ya que sería muy costoso y en algunos casos se 
necesitaría más tiempo, lo cual representa una disminución en la producción. Solo se toman 
en cuenta las propiedades que se consideran de mayor importancia y con mayor peso en el 
desarrollo del campo. Lo  ideal sería conocer todas las propiedades e implementar una 
mejor forma de explotación para obtener una optima recuperación.  
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CONCLUSIONES 

En la Ingeniería de Yacimientos petroleros es de suma importancia obtener información 

exacta y actual del yacimiento o campo que se desea caracterizar, ya que de esta manera se 

obtendrán resultados que muestren la condición más aproximada en la que se encuentra el 

yacimiento en las distintas etapas de su explotación.  

Parte de la información esencial para caracterizar o recaracterizar un yacimiento son las 

propiedades petrofísicas. Algunas de las propiedades petrofísicas que se consideraron en 

este trabajo son del sistema roca y otras del sistema roca-fluidos.  

Las propiedades petrofísicas pueden ser obtenidas de diferentes fuentes, entre las más 

comunes se encuentran: recortes de roca, núcleos de pared, análisis convencionales de 

núcleos, registros de cable, mediciones durante la perforación de pozos, pruebas de pozo, 

prospección sísmica y registro de hidrocarburos, entre otros. 

Los datos obtenidos de diversas fuentes provienen de mediciones hechas en diferentes 

volúmenes de roca, las comparaciones de ellos pueden no ser adecuadas hasta usar factores 

de escala. Hay cuatro escalas importantes cuando se miden las propiedades en volúmenes 

de rocas de yacimiento: la escala micro (relaciona a los poros y granos de roca), la escala 

macro (relaciona a núcleos convencionales), la escala mega (relaciona a bloques de mallas 

de simulación y puede representarse por la escala de registros de pozo) y la escala giga 

(relaciona volúmenes a escala regional).  

Los datos petrofísicos (Sw, k, etc.) en combinación con información geológica 

(sedimentología, estratigráfica y estructural) logran una buena caracterización del 

yacimiento (modelado geológico o petrofísico estático), reduciendo la incertidumbre en  la 

producción de hidrocarburos. En algunos casos, los datos petrofísicos requeridos para un 

determinado pozo no están disponibles, de ser así, existen diversas formas para obtenerlos, 

ya sea por medio de muestras de roca y registros de pozos adyacentes o bien por medio de 

correlaciones y/o ecuaciones. 

Es importante comparar los resultados obtenidos de un determinado análisis con los de 

otros métodos, o bien, usar varios métodos para obtener un parámetro más aproximado.  

Algunas veces no es posible realizar un estudio detallado de todas las propiedades ya que 

sería muy costoso y en algunos casos se necesitaría más tiempo, lo cual representa una 

disminución en la producción. Solo se toman en cuenta las propiedades que se consideran 

de mayor importancia y con mayor peso en el desarrollo del campo. Lo  ideal sería conocer 

todas las propiedades e implementar una mejor forma de explotación para obtener una 

óptima recuperación.  
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RECOMENDACIONES 

La combinación de propiedades petrofísicas medidas permite obtener otros parámetros 

petrofísicos indirectamente, por medio de gráficas o bien de ecuaciones. Es de suma 

importancia, a la hora de hacer las mediciones o lecturas necesarias, tomar los datos lo más 

exacto posibles ya que una lectura errónea puede causar un grave error al momento de 

utilizarla en una ecuación o bien en un simulador, arrojando datos de mala calidad que 

pueden condenar o  subestimar a un yacimiento. 

Conocer la estructura, la geología y la petrofísica del yacimiento son prioridades para una 

buena caracterización, ya que hay una infinidad de factores que intervienen durante la 

explotación, los cuales tienen que conocerse y actualizarse para  determinar los cambios 

que van sufriendo algunas propiedades petrofísicas al pasar un tiempo determinado de 

explotación y así volver a  realizar la caracterización. 

Es importante desarrollar nuevas técnicas que involucren la mayor cantidad de propiedades 

petrofísicas para obtener una caracterización más exacta y representativa del yacimiento ya 

que éstas determinarán los métodos de recuperación que se utilizarán.  

La integración exitosa de datos petrofísicos y geológicos dará cambios en la comprensión 

del comportamiento del yacimiento, así como, nuevas herramientas con software y manejo 

de sistemas de datos. Otros cambios previsibles en el desarrollo de la tecnología incluyen 

un incremento en el uso de datos en 3-D y 4-D, inversión y herramientas de lecturas más 

profundas del pozo. 

Una compañía dedicada a la  industria petrolera necesita emplear personal con habilidades 

interpretativas de  exploración y desarrollo de campos de hidrocarburos para integrar datos 

como: núcleos, registros de línea de cable, datos de perforación, y algunos otros datos  del 

pozo, utilizando conocimientos de geología, geofísica, ingeniería de yacimientos, física, 

matemáticas, química y construcción de ordenadores para obtener un modelo comprensivo 

del yacimiento. 

La petrofísica es de suma importancia en la caracterización de yacimientos, por lo que  los 

profesionales de esta área deben ir a la vanguardia tanto en tecnología como en la 

aplicación de ésta, ya que los retos en la explotación de yacimientos son cada vez mayores 

y presentan mayor complejidad. Se tiene que aceptar el desafío, adaptarse, innovar e 

inventar nuevas soluciones para los yacimientos complejos, así como, trabajar con grupos 

multi-disciplinarios para realizar un trabajo exitoso. 
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Nomenclatura 

 

  Nombre      Unidades 

 

   Porosidad      Fracción ó %

a   Porosidad absoluta      Fracción ó % 

e  Porosidad efectiva     Fracción ó % 

t  Tiempo de tránsito     seg/pie 

  Densidad      g/cm
3


 r  Densidad de la roca     g/cm
3 

 m  Densidad de la matriz     g/cm
3
 

  Deformación 

  Viscosidad del fluido     centipoise 

 Tortuosidad 

 Esfuerzo      pascal  

 Tensión Superficial e interfacial   dinas/m 

g-o Tensión superficial gas-aceite   dinas/m 

g-w Tensión superficial gas-agua    dinas/m 

o-w Tensión interfacial aceite-agua   dinas/m 

 

 

 

A  Área transversal     cm
2 

a  Factor geométrico 

C Compresibilidad     psi
-1

   

Cr   Compresibilidad de la matriz    psi
-1

 

Cb    Compresibilidad de la roca     psi
-1

 

Cp    Compresibilidad de los poros    psi
-1 

CEC  Capacidad de intercambio catiónico  

F  Factor de resistividad de formación 

F Fuerza       Newtons (N) 

FFI Índice de fluido libre     % 

FZI Indicador de zona de flujo    m    

I Índice de resistividad 

h Altura       m 

k  Permeabilidad absoluta    md 

e  Permeabilidad efectiva    md 

krf  Permeabilidad relativa    % 

kro  Permeabilidad relativa al aceite   Fracción 

krg  Permeabilidad relativa al gas    Fracción 

krw   Permeabilidad relativa al agua   Fracción 

keo  Permeabilidad efectiva al aceite   md  
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keg   Permeabilidad efectiva al gas    md  

kew   Permeabilidad efectiva al agua   md 

L  Longitud      cm 

m Factor de cementación 

M  Masa del material     g 

n  Exponente de saturación 

NPI Índice de porosidad normalizado   % 

P  Presión      atmósferas 

Pc Presión capilar     lb/in
2 

PT  Tamaño de garganta de poro    mm 

PST  Clasificación de la garganta de poro 

q  Gasto del fluido     cm
3
/seg 

r Resistencia eléctrica     

R Resistividad      m 

Ro Resistividad Eléctrica     m 

Rw Resistividad del agua     m 

Rt Resistividad de la roca, Sw < 100%   m 

RQI Índice de calidad del yacimiento   m 

Sf  Saturación de fluidos     fracción ó % 

Sc Saturación crítica      fracción ó % 

So Saturación de aceite      fracción ó % 

Sr Saturación residual     fracción ó % 

Soc Saturación de aceite crítica     fracción ó % 

Sor Saturación de aceite residual     fracción ó % 

Sg Saturación de gas     fracción ó % 

Sgc Saturación de gas crítica    fracción ó % 

Sw Saturación de agua     fracción ó % 

Swi Saturación de agua irreductible    fracción ó % 

Swc Saturación de agua crítica    fracción ó % 

Ss Superficie Específica     cm
-1 

T Temperatura      ºC 

Tf Temperatura de formación    ºC 

TVD Profundidad vertical verdadera   m 

t Tiempo       seg 

V Volumen del material     m
3 

Vp Volumen de poro     m
3
 

Vo Volumen de aceite     m
3
 

Vg Volumen de gas     m
3
 

Vw Volumen de agua     m
3
 

Vsh Volumen de arcillas     m
3
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API  American Petroleum Institute 

USBM  United States Bureau of Mines  
Ba Bario 

BaCl2 Cloruro de bario 

Ca Calcio 

K Potasio 

KCl Cloruro de potasio 

Mg Magnesio 

MgCl2 Cloruro de magnesio 

MgSO4 Sulfato de magnesio 

NaCl Cloruro de sodio 

Th Torio 

U Uranio 
 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

http://en.wikipedia.org/wiki/United_States_Bureau_of_Mines
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