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RESUMEN 

Se presenta un estudio de los parámetros petrofísicos de resistividad, 
a, m y n, los cuales son de gran utilidad en la Ingeniería de Yacimientos. 

Este trabajo se inicia con una revisión de una serie de conceptos 
como: porosidad, permeabilidad, resistividad, etc., los cuales son 
fundamentales para entender el fenómeno de conducción de corriente 
eléctrica en rocas. 

También, se incluye una revisión de las características de la roca y del 
sistema roca-fluidos que determinan estos parámetros. En general, se ha 
observado que a y m son fuertemente influenciados por las características 
geométricas y texturales de la roca, como son: porosidad, tortuosidad, 
constricción, etc., por lo que en ocasiones estos parámetros son 
denominados "Parámetros Geométricos". 

Por otra parte, el exponente de saturación está fuertemente 
influenciado por las características de los fluidos presentes en la roca. 

En otra sección de este trabajo se hace una revisión de los 
procedimientos que han sido propuestos a lo largo de los años para obtener 
el valor de tales parámetros. Se Incluyen también comentarios acerca de 
cuáles de estos métodos son más confiables. 

Los distintos tipos de rocas de interés en la Ingeniería Petrolera tienen 
asociados ciertos rangos de valores para a, m y n. En un capitulo se 
reportan valores encontrados para diferente tipo de rocas así como algunos 



que han sido propuestos en ecuaciones generales para obtener los valores 
del factor de formación (F) y el índice de resistividad (1), 

Finalmente, se hace una revisión de la utilidad que se le ha dado a 
estos parámetros en la explotación de hidrocarburos, destacando su 
utilización en el cálculo de la saturación de agua (S„,,), porosidad (0), 
resistividad del agua de formación (R„,) y otras aplicaciones muy útiles en la 
caracterización de yacimientos. 



INTRODUCCION 

Uno de aspectos más importantes en la caracterización de un 
yacimiento petrolero es el conocimiento de los fluidos que contiene, tanto en 
tipo como en cantidad. 

Tradicionalmente estas determinaciones se han hecho mediante el 
análisis en el laboratorio de núcleos cortados de las zonas de interés, o bien 
empleando la información obtenida de registros geofísicos de pozos, 
principalmente del tipo eléctrico. 

El trabajo con núcleos presenta ventajas en cuanto a la confiabilidad 
de los resultados obtenidos, si se emplean las técnicas de análisis 
adecuadas; mientras que el uso de registros geofísicos representa ahorro en 
tiempo. Una combinación de ambas técnicas conduce generalmente a 
mejores resultados. 

En los inicios, el empleo de los registros eléctricos tenía un objetivo 
más bien cualitativo, es decir por medio de las deflecciones de la curva que 
proporcionan los registros se obtenían indicios del tipo de fluido que 
contenía la roca. Esto se basaba en el conocimiento de que las zonas 
completamente saturadas con agua presentan valores bajos de resistividad, 
mientras que la presencia de hidrocarburos en una roca provoca que su 
resistencia aumente. 

Con el objeto de determinar el volumen de agua y de hidrocarburos en 
una roca se han desarrollado muchas investigaciones de la forma en que 
fluye la corriente eléctrica en ellas. Estas investigaciones se han basado en 
trabajos teórico-experimentales, realizados principalmente en medios 
porosos, preparados en laboratorio, y saturados completamente con agua. 



Unos de los primeros y más importantes trabajos en este sentido son, 
según varios especialistas, los de Maxwell' , quien desarrolló una expresión 
matemática que relaciona al factor de formación de un medio poroso, con su 
valor de porosidad: 

3 — = 	, 

donde: 
20 

(1) 

F = factor de formación (aditn.) 
0 = porosidad (fracción). 

Esta ecuación es aplicable a sistemas dispersos de partículas de 
forma esférica. 

Posteriormente se hicieron intentos por generalizar la ecuación de 
Maxwell para aplicarla a sistemas con partículas de formas diferentes, de tal 
manera que se desarrollaron expresiones como la de Fricke2: 

(x-1)-0  
F = 	 (2) 

x0 

Esta expresión es aplicable a medios porosos compuestos por 
partículas esferoides, en la que se introduce el parámetro x , el cual 
depende del grado de esfericidad de las partículas. 

Otro investigador que propuso una correlación de este tipo fue 
Slawinski3. Sin embargo, aunque su expresión y las de Maxwell y Fricke 
tienen unas bases teóricas muy sólidas, su aplicación a sistemas naturales, 
como las rocas de yacimientos petroleros, deben realizarse introduciendo 
nuevos parámetros que reflejen la complejidad de estos medios porosos, 
además de la presencia de fluidos no conductores de corriente eléctrica, 
como los hidrocarburos. 

En el año de 1942, Archie4  publicó un trabajo donde propone una 
nueva expresión que relaciona al factor de formación con la porosidad de 
una roca, saturada 100% con agua: 

F =0-  , 	 (3) 

Referencias al final de cada Capitulo 



donde el parámetro ni es el exponente de cementación. 

Adicionalmente, Archie presentó una expresión que refleja el 
comportamiento de la resistividad eléctrica de una roca, en función de su 
saturación de agua, cuando ésta contiene hidrocarburos: 

..s„" , 	 (4) 

donde / es llamado "Indice de Resistividad' y n "exponente de 
saturación". 

Años más tarde, Winsauer y coautores5  introdujeron un nuevo 
parámetro en la ecuación del factor de formación de Archie (Ecuación 3), 
debido a que observaron que los datos experimentales de 0 y F se ajustan 
mejor con una expresión del tipo siguiente: 

F.a0-rn 	 (5) 

Esta ecuación es conocida como la "Forma general de la ecuación de 
Archie", y donde a es llamada "Factor Geométrico". 

Desde que fueron propuestas estas expresiones, se ha comprobado 
que estos tres parámetros: exponente de cementación, m, exponente de 
saturación, n, y el factor geométrico, a, tienen una importancia fundamental 
en la Ingenieria de Yacimientos, por lo que se exige un estudio, lo más 
completo posible, de ellos. El cual incluya qué son, cómo pueden obtenerse 
y la importancia de tener valores confiables. 
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CAPITULO I 

DEFINICIONES Y CONCEPTOS BASICOS SOBRE 
RESISTIVIDAD EN ROCAS 

El estudio de la conducción de corriente eléctrica en medios porosos 
en general, y en rocas de yacimientos petroleros en particular, implica el 
manejo de gran cantidad de conceptos, algunos de los cuales son comunes 
en varias áreas de la Ingeniería de Yacimientos. 

El adecuado conocimiento y manejo de estos conceptos permite una 
mejor comprensión de la forma en que se lleva a cabo la conducción de 
corriente eléctrica en un medio poroso, así como los factores que pueden 
alterar el comportamiento de este fenómeno. 

El objetivo de este Capítulo es revisar una serie de conceptos 
considerados como fundamentales tanto para aquellos que se dediquen a la 
interpretación de registros geofísicos de pozos, análisis de muestras de 
rocas y para los especialistas en yacimientos en general, con énfasis en el 
fenómeno de flujo de corriente eléctrica en medios porosos. 

7 



9 

1.1 POROSIDAD(0) 

El concepto de porosidad representa una de las características más 
importantes de la roca, ya que diversos factores de gran trascendencia en la 
Ingeniería de Yacimientos están estrechamente relacionados a él, tal es el 
caso de la magnitud de los volúmenes de hidrocarburos asociados a un 
yacimiento. 

La porosidad es una propiedad física de las rocas que representa el 
espacio disponible de éstas para almacenar algún fluido y se define como la 
relación existente entre el volumen total del espacio poroso y el volumen 
total de la roca. Su valor se expresa en fracción o porcentaje. 

POROSIDAD( — 
volumen poroso de  roca 

0) 

O bien, en forma simbólica : 

V 
0=-17- , 

Vr 

donde: 

Vp  = volumen de poros de la roca 
V, = volumen total de la roca 

La porosidad se divide en dos clases: 

1. Porosidad absoluta, la cual es el porcentaje del volumen total de la 
roca que es ocupado por espacio poroso, sin importar si los poros 
individuales estén o no Interconectados. 

2. Porosidad efectiva, la cual es la porosidad de interés en la 
ingeniería de yacimientos, y que representa la fracción del espacio poroso 
intercomunicado con respecto al volumen total de la roca. 

Desde el punto de vista geológico la porosidad se divide en: 

Porosidad primaria u original: Es aquella que se desarrolla 
inmediatamente después de la depositación de los sedimentos y es el 

volumen :molde la roya 
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resultado de los espacios vacios que quedan entre los granos y fragmentos 
minerales en las acumulaciones de sedimentos, y 

Porosidad secundaria o inducida: Esta clase de porosidad es el 
resultado de la acción de agentes geológicos como la lixiviación o 
fracturamiento, los cuales actúan posteriormente a la depositación y 
litificación de los sedimentos. En algunas formaciones de areniscas y 
limolitas una parte muy importante de su porosidad se debe a fracturas 
ocasionadas por esfuerzos tectónicos. En el caso de formaciones de calizas 
también puede originarse porosidad debida a esfuerzos, los cuales generan 
fracturas en la roca. La lixiviación es el agente geológico al cual deben su 
porosidad secundaria la mayoría de los yacimientos de calizas en el mundo. 
En este proceso se desarrolla la porosidad al entrar en contacto aguas 
congénitas o percolantes con la roca, disolviendo parte de su estructura 
original. 

Se ha demostrado experimentalmente que los valores de porosidad 
están estrechamente ligados a factores tales como: el tamaño de las 
partículas que componen la roca, la angulosidad y el arreglo de estas 
partículas, el grado de consolidación de la roca, el tipo y grado de 
cementante presente, etc. Las primeras investigaciones se desarrollaron a 
partir de empacamientos de esferas con características uniformes como los 
mostrados en la figura 1.1. 

1k.1001.101J,* I Y.S% 
	 10110511~ • tf.$0. 

(al 
	

lb) 

Figura 1.1. Celdas unitarias y grupos de esferas uniformes para empacamientos: 
(a) empacamiento cúbico; (b) empacamiento rombohedral. 

Figura tomada de Amyx, Bass and VVhiting. "Petroleum Reservoir Engineering" Ed. Mc.Graw-Hill. 
USA. 1960. Pág.37. 



Las mediciones de porosidad se realizan en laboratorio a partir de 
núcleos extraídos de las formaciones de interés. Para estas mediciones se 
requiere evaluar por lo menos dos de las siguientes tres propiedades de las 
muestras: (1) volumen total Vr, (2) volumen de sólidos Vs  y (3) volumen 
poroso V .Dependiendo de cuáles de los tres volúmenes sean evaluados, la 
porosidad se puede determinar usando las expresiones : 

o. -E 

0= 
P 

- IS 

El valor de la porosidad de una roca también se puede obtener 
utilizando información de registros geofisicos, como los registros neutrón, 
sónico o de densidad. 

1.2 PERMEABILIDAD (k) 

Al hablar de permeabilidad se hace referencia a otro concepto de gran 
importancia dentro de la Ingeniería de Yacimientos, ya que representa la 
propiedad física de un medio poroso de permitir el flujo de fluidos a través de 
su red de poros interconectados, por lo tanto, es una medida de la 
conductividad a los fluidos de un material específico, es decir, representa el 
reciproco de la resistencia que el medio poroso ofrece al flujo. 

Existen factores comunes que influyen en la permeabilidad y en la 
porosidad efectiva, tales como algunas caracteristicas de los granos, grado 
de Iitificación, cementación, etc. 

En un principio se consideraron las expresiones desarrolladas por 
Poiseuille y Fanning para flujo de fluidos a través de tubos circulares rectos 
pero las características de los medios porosos de los yacimientos obligaron 
al desarrollo de nuevas investigaciones para encontrar una expresión con la 



1? 

cual se pudiera calcular de manera eficaz el valor de la conductividad a los 
fluidos, que consideraran caracteristicas del yacimiento como el hecho de 
que no se trata de conductos uniformes en tamaño, ni en forma, además de 
que muchos de estos conductos están interconectados, Debido a esto se 
observó que las expresiones propuestas por Poiseuille y Fanning son 
prácticamente imposibles de utilizar para evaluar la permeabilidad en una 
formación. 

Posteriormente, Darcy realizó investigaciones de flujo de agua a 
través de empacamientos de arena y, basándose en sus observaciones, 
formuló la ley para flujo de fluidos que lleva su nombre. Investigaciones 
posteriores permitieron generalizar la ley de Darcy al incluir fluidos distintos 
al agua. 

La forma general de la ley de Darcy es: 

k dp 	pg ti; 	_6 

p ds 1.0133 ds 
(1.4) 

donde: 
s = distancia en la dirección de flujo, (cm) 
Vs = volumen fluyendo por unidad de área del medio poroso 

por unidad de tiempo, (cm/seg.) 
z = coordenada vertical (se considera signo positivo hacia 

abajo), (cm) 
p = densidad del fluido, (g/cm3) 
g = aceleración de la gravedad, 980.665 (cm/seg2 ) 
dp/ds = gradiente de presión a través de s en el punto en el cual 

l/s  es referida, (atm/cm) 
p = viscosidad del fluido, (centipoises) 
k = permeabilidad del medio, (darcys) 

1.0133 x 106  = dinas/(cm2)(atm) 

En la práctica existen expresiones más simples para evaluar la 
permeabilidad, por ejemplo la empleada en mediciones a muestras de 
núcleos, la cual considera flujo horizontal rectilíneo y en régimen 
permanenete, Considerando una muestra de medio poroso, saturada 100% 
con un fluido incompresible y en la cual el gasto de flujo Q, se distribuye 
uniformemente sobre toda el área de flujo A, figura 1,2, la ley de Darcy es 
reducida a: 



lP P) 
2  (1.5) 

donde: 
Q = gasto de flujo, cm3/seg. 
A = área transversal de flujo de la muestra. cm 2  

= presión a la entrada de la muestra, atm 
P2 = presión a la salida de la muestra. atm 

= viscosidad del fluido, centipoise 
L = longitud de la muestra, cm 
k = permeabilidad, darcys 

El valor de permeabilidad obtenido bajo estas condiciones recibe el 
nombre de "permeabilidad absoluta", y se denota comúnmente como k,. 

Q .. 

Figura 1.2. Modelo de medio poroso con flujo de fluido rectilíneo 
en régimen permanente. 

La mayoría de los análisis de núcleos reportan el valor de la 
permeabilidad absoluta, pero también se incluyen comúnmente 
determinaciones de "permeabilidades efectivas" . La permeabilidad efectiva 
es el valor de la permeabilidad, para un fluido en particular, cuando más de 
un fluido está presente en el medio poroso. La permeabilidad efectiva es 
siempre menor a la permeabilidad absoluta, y su valor depende de la 
composición quimica de los fluidos presentes, la saturación de cada uno de 
ellos y de la composición mineralógica del medio poroso, además de las 
condiciones de presión y temperatura bajo las cuales se encuentren. La 
permeabilidad efectiva se denota mediante el símbolo k, seguido de un 
subíndice que indica a qué tipo de fluido se refiere; por ejemplo: k,„ es la 
permeabilidad efectiva al agua, los subíndices o y g corresponden al aceite y 
al gas, respectivamente. 



la 

La 'permeabilidad relativa" (kr  ), es la relación entre la permeabilidad 
efectiva a un fluido especifico y el valor de la permeabilidad absoluta. 

k 
kr = 

k 
(1.6) 

Tal como sucede en el caso de la permeabilidad efectiva, la 
permeabilidad relativa debe referirse a un fluido en particular, entonces: 

= permeabilidad relativa al agua 
kro  = permeabilidad relativa al aceite 

= permeabilidad relativa al gas 

1.3 SATURACION DE FLUIDOS (S) 

El espacio poroso presente en una roca está invariablemente ocupado 
por uno o varios fluidos, en estado liquido o gaseoso. En la mayoría de las 
formaciones que contienen hidrocarburos se cree que estos espacios 
porosos estaban ocupados por agua antes de que los hidrocarburos 
migraran y se entramparan en ella. Esta migración y entrampamiento 
provocó que el agua que se encontraba en los poros fuera desplazada. Pero 
el aceite no desplazó toda el agua que originalmente ocupaba los intersticios 
de la roca, de manera que un yacimiento contendrá normalmente 
hidrocarburos y agua. Un factor muy importante para conocer la cantidad de 
hidrocarburos almacenados en un yacimiento es la determinación de la 
saturación de fluidos (aceite, gas y agua) presentes en su espacio poroso. 

La saturación de un fluido en una formación, o muestra de ella, es la 
fracción del volumen poroso que está ocupado por el fluido en cuestión. De 
tal forma, el valor de la saturación puede calcularse como sigue: 

^1  s
f 
 = 

p 

donde: 

Sr = saturación del fluido 
= volumen del fluido 

Vp  = volumen poroso 
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Entonces, la saturación de un fluido en particular será: 

s 	- • 	s 	= • 

Los subindices w, o y y significan agua, aceite y gas, 
respectivamente. 

En el caso de que una formación contenga solamente agua, entonces 
la saturación de agua (S, ), es del 100%; pero si la formación contiene, 
además de agua, aceite y/o gas, la suma de las saturaciones de cada fluido 
debe ser igual al 100%, o a la unidad, si las saturaciones se manejan en 
fracción. 

S, + So  + S9  = 1 	 (1.8) 

Hay casos poco comunes en los cuales se tiene presencia de otros 
fluidos como bióxido de carbono, aire o gas sulfhídrico; debido a ésto, 
generalmente se asume que una saturación de agua menor al 100% implica 
una saturación de hidrocarburos (4,) igual a 1 menos la saturación de agua, 
esto es: 

donde: 

Soo  = 1- SW  

Soo  = So  + S9  

Existen fundamentalmente dos formas de evaluar la saturación 
original de fluidos de una formación. La prímera de ellas'consiste en obtener 
muestras de roca de formación y medir en laboratorio el volumen de fluidos 
que ésta contenga. Esta es una forma directa de evaluar la saturación. 

La segunda forma, la cual es indirecta, consiste en determinar la 
saturación de fluidos a partir de mediciones de otras propiedades flsicas de 
la roca, tales como mediciones de resistividad eléctrica y de presión capilar, 
las cuales se utilizan en correlaciones, como las de Archiel  y las gráficas de 
presión capilar contra saturación de agua. 
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1.4 MOJABIL1DAD 

Si en un medio poroso se encuentra presente únicamente un tipo de 
fluido, sólo habrá un tipo de fuerza actuando en él: la atracción ejercida 
entre la roca y el fluido. Pero si en dicho medio poroso se encuentran en 
contacto dos o tres fluidos diferentes e inmiscibles, se tendrán que 
considerar las fuerzas que actúan en la interfase de estos fluidos y, además, 
aquellas que actúan entre el material sólido y los fluidos. 

La tensión de adhesión determinará cual de los fluidos presentes 
mojará preferentemente al material sólido. Considérese un sistema, como el 
mostrado en la figura 1.3, en el cual se encuentran dos líquidos: agua y 
aceite, en contacto con un material sólido. El ángulo de contacto O, se mide 
siempre, por convención a través del liquido más denso y puede tomar 
valores de 0 a 180 grados. En base a la figura, la tensión de adhesión se 
define por la siguiente ecuación: 

AT =eso  - as„,„ = o„„ cos Awu  , 	 (1.9) 

donde: 

AT = tensión de adhesión, (dinas/cm) 
e„ = tensión interfacial entre el sólido y el fluido más ligero, 

(dinaskm) 
Gs, = tensión interfacial entre el sólido y el fluido más denso, 

(dinas/cm) 
awa = tensión interfacíal entre los dos fluidos, (dinas/cm) 

Figura 1.3. Equilibrio de fuerzas en una interfase agua-aceite-sólido: 

Figura tomada de Amyx, Bass and VVhiting. “Petrcleum Reservoir Engineering" Ed. 
USA. 1960. Pág. 134, 
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En base al valor obtenido para la tensión de adhesión, se puede 
determinar cuál de los fluidos mojará preferentemente al sólido, es decir: un 
valor positivo indica que el sólido es mojado preferentemente por el fluido 
más denso. Un valor de cero para la tensión de adhesión indica que el sólido 
es mojado por ambos fluidos. Además, la magnitud de la tensión de 
adhesión determina la intensidad con la cual la fase mojante se adhiere al 
sólido y se extiende sobre su superficie. De ésto también da idea la 
magnitud del ángulo de contacto. Si el valor de la tensión de adhesión es 
grande o si el ángulo de contacto, O, es pequeño, entonces, el fluido más 
denso se extenderá con facilidad, tendiendo a cubrir la superficie del sólido. 

En la figura 1.4 se muestran varias combinaciones de líquidos en 
contacto con superficies de silica y calcita. Esto ilustra que, para un 
yacimiento, la mojabilidad depende de la composición mineralógica de la 
roca y de la composición química de los fluidos presentes en ella, además 
de que las condiciones de presión y temperatura a que estén sujetos pueden 
también afectarla. 

Figura 1.4, Angulos de contacto interfacial 
(a) Superficie silicea: (b) Superficie de calcita.. 

Figura tomada de Amyx, Base and VVbiting. "Petroleum Reservoir Engineering" Ed. Mc Graw•Hil1 
. USA. 1960. Pág. 135. 
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1.5 TORTUOSIDAD (T) 

Debido a que la red de poros interconectados de una roca no definen 
conductos uniformes, ni en tamaño ni en forma, para el flujo de fluidos o de 
corriente eléctrica, se ha establecido el concepto de tortuosidad, el cual 
considera la irregularidad presente en las lineas de flujo dentro de un medio 
poroso, 

La tortuosidad se define generalmente en términos de la longitud de 
una muestra de un medio poroso y de la longitud media de las lineas de 
flujo, definidas por los poros interconectados presentes. 

(1,10) 

donde: 

T = tortuosidad (adim.) 
L = longitud de la muestra (cm) 
Lm  = longitud media de las líneas de flujo (cm) 

De la expresión anterior se observa que si el medio poroso contiene 
lineas de flujo en forma de tubos paralelos rectos, la longitud media (1„) 
será igual al valor de la longitud de la muestra (L), por lo que la tortuosidad 
toma el valor de 1. 

Sin embargo, el valor de L, no se puede medir directamente, por lo 
que la tortuosidad se define en función de otras variables, las cuales pueden 
ser medidas en laboratorio. En consecuencia, se ha definido la tortuosidad 
partiendo de la consideración de un sistema cuyo espacio poroso lo 
constituyen tubos paralelos, (T=1). Para tal caso, el factor de formación, 
basándose en las expresiones de Archie, es: 

1 

donde 0 = porosidad (fracción) 

Si se altera la geometría del sistema manteniendo constante el valor 
de la porosidad, de manera que los conductos se deformen haciéndose 
similares a los presentes en una roca porosa, el factor de resistividad F 
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aumentará en proporción al grado de irregularidad de los conductos 
deformados. De esta forma, el valor del factor de resistividad será T veces 
mayor que el que se tiene para el sistema de tubos paralelos. El aumento en 
el valor de F se debe a que las líneas de flujo aumentan su longitud al ser 
deformadas, por lo que la corriente eléctrica tiene que recorrer un camino 
más largo y, en consecuencia, vencer una resistencia mayor. El nuevo valor 
de la longitud para las líneas de flujo será T veces mayor que la longitud de 
los conductos rectos, entonces: 

•  t =— 
0 

(1.12) 

Una forma aproximada de calcular el valor de la tortuosidad es la 
propuesta por Pérez-Rosales2  

T=0(60-11  + - 	, 	 (1.13) 

en la cual G es un parámetro cuyo valor depende de la geometria interna del 
medio poroso y el parámetro m indica la porción de la porosidad total que 
participa activamente en la conducción de corriente eléctrica. 

Para rocas con altas porosidades el valor de G se aproxima a la 
unidad, por lo que la ecuación 1.13 se reduce a 

	

, 0 	 (1.14) 
O'n 

Además, Winsauer, Shearin, Masson y Williams3  proponen otro 
método para determinar, mediante mediciones directas el valor de T con 
base en el tiempo que tarda un ion en recorrer la distancia entre dos 
detectores colocados en una muestra de núcleo de formación. Teóricamente 
encontraron que la tortuosidad de un medio poroso se relaciona con la 
porosidad, 0, y el factor de formación, F, mediante la expresión 

	

T2  .F0 	, 	 (1.15) 

sin embargo, experimentalmente determinaron que la relación, entre estos 
parámetros, que mejor se ajusta es 

	

T167  = FO 	 (1.16) 
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1.6 RESISTIVIDAD (R) 

La resistividad eléctrica es una propiedad física que poseen todos los 
materiales para oponer resistencia al flujo de corriente eléctrica a través de 
si mismos. 

Matemáticamente la resistividad de un cuerpo se define en función de 
sus dimensiones y del valor particular de resistencia correspondiente al 
material del que está formado: 

R r .1 	
(1.17) 

donde: 

R = resistividad, i2 ni, (ohni-metro) 
r= resistencia, 
A = área, m2  
L = longitud, m 

La resistividad también puede definirse en términos de la 
conductividad (C), ya que una es el inverso de la otra: 

1 
R = (1.18) 

Normalmente, las formaciones con presencia potencial de 
hidrocarburos se componen de rocas las cuales actúan como aislantes 
eléctricos cuando están secas, es decir su resistividad tiende a un valor 
infinito. Esto sucede debido a que es muy raro encontrar algún contenido de 
minerales conductores asociados a ellas. De tal forma, la conductividad de 
corriente eléctrica en una formación, o una muestra de ella, es posible 
gracias a la presencia de agua de formación, la cual contiene sales en 
solución. Esta conducción de eléctricidad obedece a fenómenos 
electroliticos, es decir movimiento de iones positivos, como Na,' Ca", y 
iones con carga negativa, como cr, 	, etc., productos de la disociación 
de sales como el NaCI y el CaSO4. Bajo la influencia de un campo eléctrico 
estos iones se moverán creando un flujo de corriente eléctrica. Mientras más 
alta sea la concentración de iones, o sea la salinidad del agua de formación, 
mayor será la conductividad y, en consecuencia, menor la resistividad de la 
formación en cuestión. 



Pero la resistividad de una formación no sólo está en función del 
contenido de sales del agua que la sature; también es función de su 
porosidad, de la temperatura ala cual se encuentre y de la cantidad de agua 
presente, entre otros factores. Para condiciones constantes de salinidad y 
saturación, si la porosidad de una formación aumenta, aumentará también el 
contenido de agua, y su resistividad disminuirá. Por otra parte, la 
temperatura tiene efectos importantes en este tipo de conductividad, ya que 
influye en el movimiento de los iones, porque éstos están sujetos a los 
efectos de la viscosidad del agua que se opone a su movimiento. Como la 
viscosidad del agua es función inversa de la temperatura, si se aumenta 
ésta, manteniendo nuevamente las demás condiciones, la viscosidad 
disminuirá, facilitando el movimiento de los iones y por lo tanto, el flujo de 
corriente. Schlumberger4  publicó una gráfica donde se puede observar la 
interdependencia de salinidad, resistividad y temperatura para una solución 
salina, figura (15). 

Por lo anteriormente expuesto, las mediciones de resistividad 
realizadas mediante herramientas de registros geofísicos, o bien, a muestras 
de núcleos en laboratorio, suelen dar elementos para la identificación de 
zonas con presencia de agua salada y poder calcular saturaciones de agua 
y de hidrocarburos, movilidad de éstos, etc. Para ello se utilizan mediciones 
de diferentes tipos de resistividades particulares, como las que se definen a 
continuación: 

Considérese el siguiente ejemplo, modificado de Amyx, Bass y 
Whitings  .Supóngase un cubo de sección transversal A y de longitud L, 
figura (16.a). El cubo está construido de manera que se pueden colocar 
electrodos de corriente en las caras opuestas por la longitud L. A 
continuación, el cubo es llenado completamente con una solución de NaCI.  
Si se hace pasar una corriente eléctrica a través de él, la resistencia del 
sistema, r1 , estará dada por: 

r= A 
	 (119) 

donde Rw  es el valor de resistividad de la solución de NaCI. 

La porosidad en este caso, Oh  es igual al 100%, es decir todo el 
volumen del sistema es espacio vacío, y la saturación de salmuera, S„,„ es 
del 100%. 
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(a)  

(b)  

Ahora, considérese una muestra de roca porosa en forma de cubo, de 
las mismas dimensiones que el sistema anterior, el cual está saturado al 
100% con una salmuera igual a la usada para llenar el sistema anterior, 
figura (I.6.b). Si se hace pasar una corriente eléctrica a través del sistema, y 
considerando a los sólidos como no conductores de electricidad, el flujo de 
corriente se dará sólo a través de los poros llenos con salmuera, de manera 
que el espacio disponible para el flujo será aquel definido por los conductos 
formados por la unión de poros sucesivos. Si llamamos A, al área 
transversal al flujo, es claro que Aa  < A. Además, la porosidad, 02  , en este 
caso, es inferior al 100%, ya que ahora una parte considerable del volumen 
del sistema está ocupado por material sólido. La distancia que deberá 
recorrer cada ion para llegar de un electrodo al otro se incrementará debido 
al aumento en la tortuosidad de las lineas de flujo del sistema, a un valor 
promedio La, La resistencia, r2 , para esta muestra se determina en forma 
similar que en el caso anterior: 

Figura L6. 
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(1.20) 

A la resistividad de una formación, o muestra de ella, cuando está 
saturada al 100% con salmuera, se le denota comúnmente por R, , y, por la 
definición de resistividad se puede expresar de la siguiente manera 

	

Ro 
r. 	

(1.21) 

Sustituyendo el valor r2  de la ecuación (1.20) 

	

Ro  = 	 (1.22) 

Finalmente, si la muestra del ejemplo contiene tanto agua como 
hidrocarburos, es decir está saturada sólo parcialmente con salmuera, el 
área transversal disponible para el flujo de corriente se reduce a un valor A,', 
ya que la salmuera sigue siendo el único medio conductor del sistema y la 
longitud media de la trayectoria de flujo de corriente aumentará a un valor 
L3'. La resistencia en este caso, r3 , está dada por 

r — 
R L„' 	 (1.23) 

La resistividad de una roca porosa, bajo estas condiciones, o sea 
parcialmente saturada con agua y con presencia de hidrocarburos, es 
representada por R1  y es definida como: 

r, A R L  (1.24) 

Sustituyendo r3  en la expresi6n anterior 

La.,.. 	 (1.25) (L25) 

Del experimento anterior se pueden rescatar tres conceptos 
fundamentales: 

RW  = resistividad del agua de formación 
R0  = resistividad de un medio poroso correspondiente a SW = 100% 
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R, = resistividad de un medio poroso parcialmente saturado con agua 

El valor de Rw  , para una formación in situ , corresponde al valor de 
resistividad del agua de formación, que depende en gran medida del 
contenido y tipo de sales que presente y de las condiciones de presión y 
temperatura a las cuales esté sometida. 

El valor de R, puede determinarse básicamente de tres maneras: 
mediante el análisis de registros geofísicos, empleando correlaciones 
experimentales y mediante mediciones directas de muestras de agua de 
formación. 

Por otra parte, en el campo de interpretación de registros geofísicos, 
Rt  recibe el nombre de "resistividad verdadera de la formación", y se define 
como el valor de resistividad de la formación in situ que no ha sido alterada. 
R, es un caso particular de Rt  , ya que corresponde al valor de resistividad 
de la formación cuando la saturación de agua de formación es igual a 100%. 

R, 	(R)sw .100% 

La resistividad verdadera de la formación está influenciada 
principalmente por: (1) la resistividad del agua de formación, Rw  , (2) las 
caracterlsticas petrofisicas y petrográficas de la roca y (3) la presencia de 
hidrocarburos. 

1.7 CONDUCTIVIDAD ELECTROLITICA 

Durante la realización de una reacción química los protones 
(partículas con carga positiva) presentes en el núcleo de un átomo 
permanecen en él; sin embargo, esto no ocurre con los electrones (cargados 
negativamente), los cuales se ubican alrededor del núcleo, ya que algunos 
de ellos pueden perderse o ganarse con facilidad. Si un átomo o molécula, 
eléctricamente neutros, pierde o gana electrones se forma una partícula 
cargada llamada ion. Un ion con carga positiva recibe el nombre de catión, 
mientras que uno con carga negativa se llama anión. 

Algunos compuestos químicos se denominan compuestos ionicos, 
debido a que están formados por cationes y aniones, tal es el caso del 
cloruro de sodio (NaCI), cuya molécula está constituida por el mismo 



número de iones Na' y cr ,por lo que es eléctricamente neutro. Otro 
ejemplo de compuesto iónico es el CaSO.,. 

Generalmente los compuestos ionicos están formados por la 
combinación de un elemento metálico, que actúa como catión, y uno no 
metálico como anión. En el caso del NaCI el elemento metálico es el Na, y el 
no metálico es el Cl. 

Los términos antes mencionados son de utilidad para entender el 
fenómeno de la conducción electrolitica. Otra definición importante es la del 
término solución, la cual se define como una mezcla homogénea de dos o 
más sustancias, en la cual la sustancia presente en mayor proporción recibe 
el nombre de disolvente y la presente en menor proporción se llama soluto. 

Existen dos clases de solutos: Los electrolitos y los no electrolitos, Un 
electrolito es aquella sustancia que, al disolverse en agua, forma una 
solución capaz de conducir corriente eléctrica. Un no electrolito no conducirá 
corriente eléctrica cuando se disuelve en agua. Un sencillo dispositivo, para 
diferenciar una solución electrolitica de una que no lo es, es mostrado en la 
figura 1.7 

(a) 
	

(b) 
	

(c) 

Figura 1.7 Dispositivo para diferenciar entre electrolitos y no electrolitos, a)La solución de 
un no electrolito no contiene iones y el foco no enciende. b) La solución de un electrolito 
débil contiene un pequeño numero de Iones y el foco apenas se enciende, c) La solución 
de un electrolito fuerte contiene una gran cantidad de iones, y la luz del foco es, más 
brillante. En los tres casos la cantidad molar de los solutos disueltos son las mismas. 

El agua pura es un mal conductor de electricidad pero si se le agrega 
un compuesto ionico como el cloruro de sodio (NaCI), éste se disocia en 

Figura tomada de Chang, R. 'Quimica". 4' edición. McGraw-Hill. México 1992. Pág 95. 
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iones Na` y C. Los iones Na` se mueven hacia el electrodo negativo y los 
iones Cl" hacia el electrodo positivo. Estos movimientos son equivalentes al 
flujo de electrones a través de un conductor metálico. Es esta la forma en 
que una solución electrolitica es capaz de conducir la electricidad. 

Las soluciones electroliticas se dividen a su vez, en base al tipo de 
soluto presente en ellas, y pueden diferenciarse en electrolitos fuertes y 
débiles, de acuerdo a la facilidad que ofrecen al paso de corriente a través 
de la solución. Los compuestos ionicos tales como cloruro de sodio (NaCl), 
yoduro de potasio (KI) y cloruro de calcio (CaCl2) son electrolitos fuertes. 

El agua es denominada a menudo como un disolvente polar, esto es 
debido a que su molécula, no obstante ser eléctricamente neutra, presenta 
un extremo positivo (los átomos H) y otro negativo (el átomo 0), semejando 
polos positivo y negativo, respectivamente. 

Al disociarse las moléculas de un compuesto como el NaCI se 
destruye la red tridimensional de su estructura y cada ion Na+  es rodeado 
por un número de moléculas de agua con su extremo negativo orientado 
hacía el catión, Lo mismo ocurre con cada ion Cl-, el cual es rodeado por un 
número de moléculas de agua con su extremo positivo orientado hacia el 
anión, (figura 1.8). A este proceso se le denomina hidratación de un ion y 
ayuda a estabilizar los iones en las solución evitando que los cationes se 
junten con los aniones. 

Figura 1.8. Proceso de hidratación de los iones Na' y 

• Figura tomada de Chang, R Ouimica". 4" edición. McGraw-Hill. México 1992. Pág.95. 
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Para efectos prácticos, la presión no tiene influencia en la cantidad de 
soluto que un disolvente puede disolver, en cambio la temperatura sí afecta 
la solubilidad de las sustancias. En la mayoría de los casos la solubilidad de 
una sustancia aumenta con la temperatura. 

En todos los yacimientos petroleros del mundo se encuentra presente 
cierto volumen de agua intersticial, que ocupa los mismos poros que los 
hidrocarburos o bien, pertenece a un acuífero asociado. Estas aguas 
contienen diversos compuestos químicos en solución, algunos de los cuales 
son electrolitos. 

El agua asociada a un yacimiento se puede identificar por medio de 
sus características químicas. Generalmente las aguas pertenecientes a 
distintos estratos difieren considerablemente en su composición química, por 
lo que se facilita la determinación del estrato del cual proviene, Sin embargo, 
en algunas áreas la concentración de los compuestos presentes en el agua 
no varían significativamente de un estrato a otro, de manera que es muy 
difícil su identificación. Esta identificación es muy importante en labores de 
interpretación de registros eléctricos, en las cuales es necesario tener 
conocimiento de la concentración y composición de los sólidos disueltos. 

La composición de las aguas de formación varían desde algunas 
relativamente simples hasta otras más complejas, pero casi todas presentan 
algún contenido de sodio, calcio, magnesio, cloruros, bicarbonatos y 
sulfatos. La presencia de cationes y aniones puede causar solubilidad, 
acidificación, reducción, precipitación o adsorción de algunos constituyentes. 
" Los cationes más abundantes en la mayoría de las aguas de formación son 
el sodio, calcio y el magnesio. La concentración más alta para el sodio es de 
10, 000 mg/1, mientras que para el calcio y/o magnesio varia entre 1,000 
mg/i y 30, 000 mg/1" 6. 

Otros cationes encontrados frecuentemente son el potasio, litio y 
bario, además aluminio, amonio, hierro, plomo, manganeso, zinc 'y silicio, los 
cuales entran en menor proporción. 

El anión más abundante es el cloruro; su rango típico de 
concentración es entre 10, 000 y 20, 000 mg/l. En la mayoría de los análisis 
también son detectados bromuros (entre 10 y 1,400 mg/I aproximadamente). 
Las concentraciones de bicarbonatos y sulfatos son comunes en cantidades 
de cero a algunos miles de miligramos por litro. 
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Otros aniones encontrados en aguas de formación incluyen arsenatos, 
boratos, carbonatos, floruros , hidróxidos, sales ácidas orgánicas y fosfatos. 

Las tablas 1,1 y 1.2 muestran las características de algunas muestras 
de aguas de formacion, 

En ambas tablas, el valor de arriba en cada columna es el mínimo y el 
valor de abajo es el máximo, para el número de análisis indicado. 

TABLA 1.1 

CARACTERISTICAS DE ALGUNAS AGUAS PRODUCIDAS EN CAMPOS DE CALIFORNIA' 

Nutriera 
de Islerng 	 Femmiln P.mtunstistad 

.811 
Ca Mg Na 

ragrgnenlelignitl 

03 	1.1.C.Q1 Q. CI Imag) 

17 Terciario Coalinga 1,104 a 1,916 20 10 40 50 tilo 190 90 580 
390 340 3,290 480 360 7,260 2,520 14.640 

10 Terciario Midway 1495 a 3,250 20 10 910 0 180 10 1.010 2,140 
2 890 690 13.250 360 360 1,380 23,550 42.120 

5 Terciaria Sunset 2,270 a 3.350 60 20 3 650  0 50 5 4,360 8,145 
1.280 570 11.650 90 4 270 40 21 420 

39,320 
4 Terciario Kern fliver 400 a 3,000 10 10 50 0 ' 	0 0 10 80 

20 20 1 550 390 . 70 20 60 2.130 

2 Terciario Los1 200 140 4,770 150 0 20 7,740 13,020 
220 230 7,640 460 0 632 11.950 21 120 

26 Terciario Maricopa 200 10 1,300 0 4 2 -1.170 2.686 
2.900 1.300 15,015 510 1020 110 27.100 47.995 

18 Tartana Zone A 10 3 2.050 0 1,700 1 1,300 5,264 
80 140 1,090 340 3,900 90 9 560 21,200 

Ambas tablas fueron tomadas de Bradley,H B. "Pelroleum Engineering Handbook". Society of 
Petroleum Engineers. U.S.A 1987.Pág. 24.8.  
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TABLA 1.2 

CARACTERISTICAS DE ALGUNAS AGUAS PRODUCIDAS EN LA COSTA DEL GOLFO. 

Numero 

de_anali» .214119.17 

Formación 

12_1.0.1120 

Profundidad 

.110 Cia. M9 

G90111121112111.121.0119/1 

Na 	1.1C.4a 	$.Q4 CI 
TOS 

1914 
42 Terciario Frio 2.579 a 11.400 200 50 2,240 30 0 3,180 5,700 

5.100 1.00 40,600 990 110 69,100 116,900 
5 Noma Coastal 406 a 1.100 30 10 60 230 3 20 353 

— 80 30 1,330 770 160 2,130 4.500 
6 c. .90.y,,c, Goose Creek 1,305 a 3 296 450 120 3,00 70 120 6.300 10,860 

470 540 16.200 400 210 33,700 54.480 
Ecceno Superior Humbre 775 a 3.200 780 100 3.900 290 Trazas 6.100 10.470 

2 277 750 61 000 600 1,750 105.000 171,300 
Oligocenó Damon Mound 250 a 3.470 530 70 6,730 70 270 11.300 18,900 

2,100 400 40600 280 3,010 63.400 109,990 
4 PhOcenO•MiOcen0 Barbe; Hill Dome 40 10 340 70 16 110 570 

200 90 30 550 230 610 1,710 
6 PowelliMeaia 90 200 4,460 30 10 6,700 11,490 

— — 920 700 2,730 240 210 21,600 36,400 

1.8 CONDUCTIVIDAD EN ARCILLAS 

Una arcilla es un sedimento granular extremadamente fino, 
consistente de partículas con diámetro aproximado de 1 /256 mm. Los 
minerales que lo componen son principalmente hidrosilicatos, esencialmente 
de aluminio y algunas veces de magnesio o hierro, y en menor proporción 
minerales como el cuarzo, feldespatos, además de carbonatos, óxidos de 
hierro y algún contenido de materia orgánica. Estos minerales se encuentran 
acomodados en forma de láminas, como las micas. 

La mayor parte de las formaciones productoras de hidrocarburos 
presentan algún contenido de arcillas, las cuales son originadas por 
procesos de dos tipos, El primero de ellos consiste en la depositación de las 
arcillas por medios mecánicos, al mismo tiempo que se depositan los otros 
minerales que forman la roca. Las partículas de arcillas pueden formar parte 
de la matriz de la roca o bien, ocupar los espacios entre los granos de ella. 
Mientras más pequeñas sean las partículas de arcilla presentarán una 
mayor área susceptible de ser atacada químicamente por el agua de 
formación. 

El otro proceso de origen de las arcillas es debido a la acción química 
del agua de formación con minerales preexistentes, como feldespatos o 
micas, que se transforman en arcillas en el espacio poroso de las rocas, lo 
que las hace más susceptibles al contacto con los fluidos de la formación. 
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La estructura de las arcillas es básicamente de dos tipos. Una de ellas 
es una estructura laminar formada por tres átomos de oxígeno y uno de 
silicio formando un tetraedro. Cada tetraedro comparte un átomo de oxigeno 
con otro tetraedro adyacente y, juntos, forman una red hexagonal, figura 1.9 

Unidad teirahedral 
sillceo-oxigeno 

Estructura laminar sítiala 

O. átomos de oxigeno 	átomos de silicio 

Figura 1.9. Unidad estructural básica de las arcillas en forma de tetraedro.' 

La segunda estructura de las arcillas está formada por un átomo de 
aluminio, magnesio o fierro, rodeado por 6 iones hidroxilos formando una 
estructura octaédrica. La unión de varios octaedros forma un plano de iones 
Al, Mg o Fe, situado entre dos planos de iones hidroxilos, figura 1.10. 

Unidad octaedral 	Lámina de alumina (gibsila) 
"'Túnica 

Hidroxilos 	•Aluminio. mzgnesio, etc. 

Figura 1.10, Unidad estructural básica de las arcillas en forma de octaedro. 

En función de los diferentes arreglos de las dos estructuras laminares 
se distinguen los cuatro tipos principales de arcillas: Candita, Illita, Srriectita 
y Clorita, figura 1.11. Otras arcillas, cuya ocurrencia es más rara son la 
Verniculita, la Atapulgita y otras. 

Figuras 1.9 y 1.10 tomadas de Tucker, M.E. -Sedimentary Petrology, An Intoduction to the Origin of 
Sedimentary Rocks", Segunda edición. Blackwell Scientific Publications. Oxford 1991 Pág. 96 
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CANDITA 

Estas arcillas están formadas por un arreglo de una capa tetraedral y 
una octaedral, figura I.11.a. Cada uno de estos arreglos constituye una capa 
de arcilla de aproximadamente 7 A de espesor, las cuales están unidas por 
la atracción de los iones hidróxilos de la lárninaoctaedral y de los iones 
oxigeno de la tetraedral. La arcilla más importante de este grupo es la 
Caolinita, mientras que las más raras son la Dicrita y la Nacrita. 

ILLITA 

La Illita es una arcilla constituida por arreglos de una lámina octaedral 
situada entre dos tetraedrales. Cada arreglo de estas tres láminas forma una 
capa de arcilla de unos 10 A de espesor, figura I.11.b. En la estructura de la 
Illita iones de aluminio sustituyen algunos iones de silicio en la 
láminatetraedral, lo que provoca que el arreglo presente una carga negativa, 
la cual es balanceada por iones potasio situados entre las capas de arcilla. 

SMECTITA 

La Smectita es una arcilla con una estructura similar a la de la Illita, 
figura I.11.c. El espesor típico de cada capa de Smectita es de 
aproximadamente 14 A, el cual puede cambiar debido a que este tipo de 
arcillas absorben moléculas de agua, aumentando su espesor hasta unos 
21.4 A, aproximadamente. Debido a esta característica las Smectitas son 
llamadas arcillas expandibles, La Smectita más común es la Montmorillonita, 
la cual posee una carga neta negativa producto de la sustitución de iones 
Al3#  por Fe2#  , Mg2+  y Zn2#  Esta carga es balanceada por otros cationes, 
especialmente Ca`` y Na` , los cuales se sitúan entre las capas de arcilla. 
Otras Smectitas menos expandibles que la Montmorillonita son la 
Nontronita, Saponita y la Stevensita, las cuales son ocasionalmente 
encontradas. 

CLORITA 

La estructura de la Clorita consiste en tres láminas, una octaedral 
entre dos láminas tetraedrales, mas una lámina octaedral entre cada capa. 
Cada capa de esta arcilla tiene un espesor de unos 14 A y presentan 
ligaduras del tipo ionico, por lo que no se expanden, figura 1.11.d. 



Las características físicas y químicas de las arcillas dependen de su 
estructura, Las arcillas que poseen una unión fuerte entre sus capas no 
permiten que las moléculas de agua entren en ellas, por lo que no son 
hinchables, Esta característica la presentan la Caolinita, Clorita e Illita, lo 
cual no ocurre con la Smectita, cuyos cationes situados entre sus capas son 
intercambiables y se hidratan fácilmente. 

Una de las propiedades más importantes de las arcillas es su 
capacidad de intercambio catiónico, la cual consiste en la habilidad para 
absorber cationes hacia sus caras o aristas. Esta propiedad se expresa 
generalmente en miliequivalentes de hidrógeno por cada 100 gramos de 
arcilla (meq/100gr), A medida que aumenta la capacidad de intercambio 
catiónico se incrementa también la inestabilidad de la arcilla en cuestión. 

Las arcillas tienen cargas negativas ubicadas en su superficie, las 
cuales son balanceadas por cationes, presentes en el agua de 
formación,que son atraídos hacia ellas por acción de fuerzas electrostáticas. 
Otra fuerza electrostática, repulsiva, actúa entre los cationes, por lo que se 
produce una alta concentración de ellos en la superficie de la arcilla y va 
disminuyendo a medida que la distancia a ella aumenta. La cantidad de 
iones atraídos por la arcilla depende de la densidad total de carga de la 
misma y de la concentración y tipo de cationes presentes en la solución, de 
manera que una arcilla en contacto con agua destilada presentará una 
mayor difusión de cationes intercambiables, que en el caso de estar en 
contacto con una salmuera. 

El hinchamiento de una arcilla es producto de la hidratación de los 
cationes intercambiables y, por su alta relación area-volumen, incrementan 
también la saturación irreductible de agua, lo que altera la respuesta de los 
registros eléctricos, 

Una de las arcillas encontradas con más frecuencia en yacimientos 
petroleros es la Caolinita, mientas que la más expandíble y eléctricamente 
activa es la Montmorillonita, 

En formaciones de rocas limpias, sin presencia de arcillas, la 
conductividad de corriente eléctrica se tiene sólo a través del agua que está 
presente en sus poros; los sólidos se consideran no conductores. Sin 
embargo, si la formación contiene arcillas, la condición anterior deja de 
cumplirse. Cuando una roca arcillosa está en contacto con una solución 
acuosa los minerales arcillosos se comportan como membranas de 
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intercambio catiónico, cediendo algunos de sus iones positivos ubicados en 
su superficie, formándose en ella una capa de hidratación de alta 
conductividad eléctrica; es decir, estos minerales adquieren una superficie 
conductora que contribuye con una conductividad de corriente adicional a la 
del agua de formación. Dentro de la formación se tendrá entonces dos 
medios conductores de diferentes resistividades. Uno de ellos es el agua de 
formación y el otro la superficie conductora de las arcillas. Estos 
conductores actúan como si estuvieran conectados en paralelo. 
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Figura 1.11. Diagrama ilustrativo de la estructura de los cuatro tipos principales de 
arcillas. 

Waxman y Smits' confirmaron la validez de estudios anteriores 
realizados a muestras de areniscas arcillosas, en los cuales se establece 
que la conductividad de una muestra es función de la conductividad de la 
solución que la sature, de la capacidad de intercambio catiónico por unídad 

Figura tomada de Tucker. M.E. "Sedimentary Petrology An intoduction to the Origin of 
Sedimentary Rocks". Segunda edición. Blackweil Scientific Publications. Oxford 1991. Pág. 96. 



de volumen poroso de la roca, el cual es proporcional al contenido de arcilla, 
y del factor de formación de la muestra, referido a una solución de 
resistividad igual a 0.01 ohm-m a una temperatura de 25°C. La relación 
entre los factores anteriores establece que la conductividad de la muestra 
disminuye cuando se reduce la conductividad de la solución saturante. 
Waxman y Smits plantean un modelo en el cual la conductividad de la roca 
arcillosa saturada con agua está dada por: 

F., 
	 (126) 

con: 

B -.41 -a ex1)(- cw  / 	0,001 tNae 	 (127) 

donde: 
Co  = conductividad de la arena arcillosa saturada con agua 

(mohtn-cm-1 ) 
C,„„ = conductividad debida a la capacidad de intercambio 

catiónico de arcilla (mohm-cm'') 
F* = factor de formación de la arena arcillosa (adim.) 
Qv = capacidad de intercambio catiónico de la roca / volumen 

poroso (meg/mi) 
B = factor que representa la conductividad ionica en función de 

la conductividad de la solución saturante (meg/mi) 

Posteriormente extienden la expresión anterior para el caso de arenas 
arcillosas con presencia de aceite y agua, obteniendo la siguiente ecuación: 

* 

	

CHA, + BQ1, SAA.  ) 	 (1.28) 

46 

	

B741 .-  0.6exp(-0.77 / Rw
\ 	

(1.29) 

donde: 
Ct  = conductancia especifica de una arena arcillosa saturada 

parcialmente con agua (molim-cm / ) 

G* = factor geométrico función de la porosidad, saturación de 
agua y geometria de poro (es independiente del contenido 
de arcilla) (adim.) 

S„ = saturación de agua (fracción) 



1.9 FACTOR DE RESISTIVIDAD DE FORMACION (F) 

Con base en observaciones experimentales, realizadas a muestras de 
núcleos saturados con salmuera, Archie' estableció que existe cierta 
proporción entre el valor de resistividad de una formación limpia saturada 
100% con agua, (R0 ), y la resistividad del agua que la satura,(Rw), 
definiéndola mediante un parámetro al cual llamó Factor de Resistividad de 
Formación o simplemente Factor de Formación (F), el cual se expresa de 
manera siguiente: 

R 
(1.30) 

Durante sus experimentos, Archie determinó el valor de F a una gran 
cantidad de muestras de núcleos, los cuales presentaban diferencias en sus 
propiedades tales como: permeabilidad, porosidad, grado de consolidación, 
material cementante, etc. y teniendo como característica común el que todas 
provenían de zonas productoras de hidrocarburos en campos 
norteamericanos. A partir de los datos analizados determinó que el factor de 
resistividad de formación es función del tipo y caracteristicas de la formación 
y varia con la porosidad y la permeabilidad, entre otras propiedades. 

traficando los valores obtenidos de factor de formación contra 
porosidad se observa una variación bastante consistente, por lo que propuso 
una expresión que relaciona a estos parámetros, de la siguiente manera: 

(1.31) 

donde: 
F = factor de formación 
m = factor o exponente de cementación (pendiente de la recta) 
0 = porosidad (fracción) 

El valor de F permanece casi constante para valores bajos de 
(menores de 1 ohm-m). Para una agua de salinidad especifica, si aumenta el 
valor de porosidad de una formación, el valor correspondiente de R, 
disminuirá, lo mismo sucedera con el valor de F. Esto confirma, en parte, la 
validez de la ecuación 1.31 en la que el factor de formación se relaciona 
inversamente con la porosidad. 
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Investigaciones posteriores permitieron establecer que el factor de 
formación no sólo es función de la porosidad, sino además de la tortuosidad. 
De manera que depende tanto del volumen de los poros como de la forma 
en que estos están conectados entre si. 

Mediciones realizadas en diferentes tipos de rocas han permitido 
establecer rangos amplios en la magnitud del factor de formación. Para 
areniscas este rango va de un mínimo de 5 hasta un máximo de varios 
cientos; mientras que para calizas y dolomías el valor de F se encuentra en 
un rango que va de aproximadamente 10 hasta algunos miles8. 

La forma general de la ecuación de Archie, que relaciona la porosidad 
con el factor de formación, (ecuación 1.31) es: 

F=a0-"I 	 (1.32) 

en la cual m representa la pendiente de la recta ajustada a los datos F vs 0, 
para un tipo especifico de roca, en coordenadas logarítmicas (ver figura 
1.12), y a es el valor de F donde la recta ajustada corta al eje vertical (Archie 
propone el valor de a = 1 para arenas limpias). 

Dependiendo de la litología, estructura porosa, grado y tipo de 
cementación, etc, han sido propuestas diferentes formas de la ecuación 1.32, 
en las cuales se le asignan valores empíricos a los parámetros a y ni. 
Algunas de las más generalmente aceptadas son las siguientes8  

para arenas (ecuación de Humble): 

0.62 
- 0 2.15 

o bien: 
0.81 
o' 

para carbonatos: 

F. 

(1,33) 

(1.34) 

(1.35) 



1 000 

F  

10. 

0.01 0.1 

1 

para dolomias: 

Porosidad 0 
Figura 1.12. Factor de Resistividad de Formación ve. Porosidad 
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(1.36) 

Investigaciones más recientes han permitido identificar otros factores 
que Influyen de manera importante en el valor de F , como son: temperatura, 
presión de sobrecarga, contenido de arcillas, tipo de porosidad, presión de 
yacimiento, forma de las partículas de sedimentos, tipo de empacamiento, 
etc. 

1.10 INDICE DE RESISTIVIDAD (1) 

La resistividad de una formación está influenciada por la resistividad 
del agua que la satura y la estructura del medio poroso, la cual está 
considerada en la determinación del factor de formación F 

Rt  = f(RW , F) 
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Esta relación es aplicable en el caso de que el medio poroso esté 
saturado 100% con agua. Bajo esta condición, R, = R„ , entonces: 

R0 = F R,„ 	 (1.37) 

Cuando parte del agua que satura un medio poroso es reemplazada 
por hidrocarburos, líquidos o gaseosos, la resistividad del medio aumenta. 
Esto es comprensible, ya que parle del medio conductor de electricidad es 
reemplazado por otro no conductor, de manera que la presencia de 
hidrocarburos hace más resistiva a una roca en comparación con la misma 
roca pero saturada 100% con agua. En consecuencia, puede establecerse 
una relación entre la resistividad de una formación y la influencia de los 
hidrocarburos presentes en ella, además de la resistividad del agua de 
formación y de la estructura del medio poroso. 

Rt = f (R, , F , presencia de hidrocarburos) 

Debido a que los valores de resistividad en rocas de un yacimiento no 
se pueden relacionar con su contenido de hidrocarburos, a menos de que se 
pueda determinar la resistividad de esa misma roca saturada 100% con 
agua, comparando estos dos valores de resistividad se puede obtener algún 
indicio de la presencia de hidrocarburos. 

Un concepto de mucha utilidad es el índice de resistividad (I), el cual 
se define de la siguiente manera: 

Indice de Resistividad — 
Resistividad de una roca con agua e hidrocarburos 

 

En forma simbólica: 

R 
1= 1- 	 (1.38) 

Estudios realizados por Arcille', basados en datos experimentales 
obtenidos por varios investigadores, le permitieron establecer la relación que 
existe entre el valor de la saturación de agua, Sw , y el índice de resistividad, 
1, para rocas limpias. Graficando los datos experimentales de / vs. Sw , en 
coordenadas logarítmicas, se observa la tendencia de los puntos a situarse 
sobre una línea recta (ver figura 1.13). Dicha línea recta se puede expresar 
como: 

Re SiSi ¡Viciad di:la 	roa! Sólo con (Oía 



R 
log 	loulog $ 

R 

Para la mayoría de las rocas mojadas por agua el valor de n, que 
representa el valor de las pendientes de las rectas de la figura 1.13, es 
aproximadamente igual a 2; y es conocido comúnmente como Exponente de 
Saturación. 

La ecuación (1.39) se puede reescribir como: 

R 
R 

o 

De la cual se puede despejar S, para calcular el valor de la saturación 
de agua en función de los valores de R1  y Ro. Archie, asumiendo un valor de 
n = 2, para el caso de arenas limpias propuso 

s  = 	 (1.40) 

y de la ecuacion 1.37 

RO =FR,„ 	 (1.37) 

s 	 (1.41) 

En el valor de I influyen de una manera importante factores como la 
mojabilidad, saturación de fluidos, presencia de arcillas, temperatura, 
presión, geometria del espacio poroso y en general, aquellos factores que 
intervienen en las propiedades eléctricas del sistema roca-fluidos. 

.10 

(1.39) 
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1 000 

ROCA TIPO 2 

0.01 	 0.1 
Saturación de agua S, 

Figura 1.13. Indice de Resistividad, I vs. Satuarción de agua, Sb, 

1.11 FACTOR GEOMETRICO (a) 

El factor geométrico es un parámetro que aparece en la ecuación 
general del factor de formación, F, o ecuación de Archie: 

F=as:-d ' 	 (1.32) 

Tal parámetro relaciona al factor de formación con las características 
estructurales del medio poroso, concretamente con la longitud efectiva de 
las líneas de flujo y el área de la sección transversal de las mismas. Se 
considera al factor geométrico como una función de la tortuosidad (T), por lo 
que, te6ricamente, deberla tener un valor mayor o igual a 1. Sin embargo, 
en la práctica se han encontrado valores de a menores a 1, por ejemplo, la 
ecuación de Humble: 

F=0.620-2.15  , 	 (1.33) 

la cual es de las más aplicadas. 



Esta discrepancia entre teoría y experimentos tal vez se deba a que el 
valor de a puede considerarse corno constante, pero sólo para ciertos 
rangos de porosidad; también se deben considerar los efectos producidos 
por otras características de la roca, como son presencia de arcillas, de 
materiales cementantes, etc., por lo que el valor de a varía de una formación 
a otra, de manera que deberá determinarse su valor para cada formación en 
particular. 

También existen diferentes interpretaciones del significado físico de 
este parámetro. Wyllie y Gregoryg  consideraron al coeficiente a como una 
constante cuyo valor depende, al menos para las areniscas, de la porosidad 
y del factor de formación de los agregados de sedimentos que forman la 
roca, antes de que se consoliden y se cementen: de manera que le 
conceden una importancia determinante a la forma de las partículas, 
selección y grado de compactación. 

Por otra parte, varios investigadores han tratado de explicar la forma 
en que se relacionan el factor de formación y la porosidad partiendo de 
diversos modelos idealizados que representan al medio poroso. La figura 
1.14 representa el modelo propuesto por Wyllie y Spangler. En dicho modelo 
se considera a los poros continuos con una variación en su diámetro Interno, 
pero cumpliendo la condición de que, en cualquier sección transversal de la 
figura, el área total de los poros es la misma. La longitud L corresponde a la 
longitud total de la muestra y Le  es la longitud que tiene que recorrer la 
corriente eléctrica. Le  es mayor que L porque en realidad los conductos no 
son rectos. 

Según su modelo, Wyllie y Spangler llegan finalmente a la expresión: 

U. II.) 

0 
(1.42) 

donde el cociente Le  I L es equivalente al coeficiente a en la ecuación 1.32 y 
representa físicamente el grado de dificultad con la que fluye la corriente 
eléctrica por el medio poroso, ocasionada por la tortuosidad de los 
conductos. 



A 

L 
Figura 1.14. Modelo de Wyllie y Spangler 

La figura 1.15 es la representación del modelo de sistema poroso 
propuesta por Cornell y Katz. Estos investigadores suponen un medio 
poroso donde los conductos son de sección constante pero dispuestos en 
una posición tal que la longitud Le  es mayor que L. El área efectiva de flujo 
de la corriente eléctrica es normal a la dirección de flujo en el poro. 

L 

Figura 1.15. Modelo de Cornell y Katz. 

Para este modelo la expresión resultante es: 

L)2 	
(1,43) 

Las figuras 1.14, 1.15 y 1.16 fueron tomadas de Gómez Rivero, O. "Metodo Para Determinar el 
Exponente de Cementación y el Factor de Tortuosidad. Su Aplicación a la Solución de Problemas 
Prácticos de Interpretación de Registros de Pozos", Ingenieria Petrolera. Vol, XIV, No. 5, 
Mayo 1974. Pág. 27. 



Otro modelo es el propuesto por Wyllie y Gardner, el cual es 
representado en la figura 1.16. En este modelo los poros son de sección 
transversal variable. El área de la sección transversal en cualquier plano, 
también es constante; pero en este caso, el área efectiva de flujo, A0 , de la 
corriente eléctrica es A, = 02  A 

A, 	 A, 
A 

L 

Figura 1.16. Modelo de Wyllie y Gardner. 

 

A partir de su modelo, Wyllie y Gardner obtuvieron la siguiente 
ecuación: 

1 
o' 

De las conclusiones obtenidas de estos tres modelos se puede decir 
que el factor geométrico, a, depende de la tortuosidad de la roca y que su 
valor es variable, siendo la ecuación F = fr un caso particular de la 
ecuación 1.32. 

Pérez -Rosales2  propone una explicación del significado del factor 
geométrico como parte de sus estudios sobre la relación existente entre el 
factor de formación y la porosidad. La teoría de Pérez-Rosales toma como 
punto de partida la suposición de que el espacio poroso se divide en 
regiones de flujo y regiones de estancamiento de corriente eléctrica. Las 
primeras son las que participan activamente en la conducción de corriente. 
Apoyado en trabajos de varios investigadores y en los suyos propios, Pérez-
Rosales obtuvo la siguiente expresión, que relaciona a F y 0. 

F=t+a(0-m t) 	 (1.43) 

Pérez-Rosales establece que el valor de a está relacionado con la 
geometria interna del medio poroso, y que su valor se encuentra dentro de 
un pequeño rango de variación, (entre 1.0 y 1.5), correspondiendo el valor 



-15 

más alto a geometrías simples (sistemas dispersos de esferas). A medida 
que se complica la geometría interna de los medios porosos, el valor de a 
disminuye, aproximándose a la unidad, para el caso de areniscas. 

1.12 EXPONENTE DE CEMENTACION (ni) 

El factor o exponente de cementación, m, es un parámetro que fue 
introducido por Archie en su expresión que relaciona al factor de formación, 
F, con la porosidad, 0, (ecuación 1.32) . La razón del nombre, que aún es 
usado en la Ingeniería de Yacimientos, radica en las primeras observaciones 
de Archie respecto a m, en las cuales identificó una variación de este 
parámetro respecto al grado de consolidación de las muestras analizadas.  
De un estudio de datos de laboratorio estableció un rango, para ni, de 1.3 a 
2.0, correspondiendo los valores más bajos a empacamientos de arenas 
limpias no consolidadas, mientras que, para las arenas limpias 
consolidadas, el valor de m tiende a 2. Sin embargo, este nombre tan usado 
no es del todo correcto, ya que m es función también de muchos otros 
factores. 

Gráficamente m representa la pendiente de la línea recta ajustada a 
los puntos F vs. 0 graficados en coordenadas logarítmicas. La figura 1.17 
muestra la relación entre F y 0 para diferentes tipos de roca. 

Varios investigadores han propuesto interpretaciones acerca de la 
influencia de diferentes factores en la determinación del valor del exponente 
de cementación, y su relación con las mediciones de resistividad en medios 
porosos, pero pocas son las interpretaciones del significado físico de este 
parámetro. Una de estas interpretaciones es la propuesta por Pérez-
Rosales, en la cual explica a in como "un parámetro que permite determinar 
quée porción del volumen poroso participa activamente en el flujo de 
corriente eléctrica y quée porción corresponde a regiones de 
estancamiento": La conclusión anterior está apoyada en sólidas bases 
teóricas, como el hecho de que la porosidad de flujo, Of, es igual a 1 cuando 

= 1; Of = O cuando 0 = O, además de que Of  s 0 en el intervalo O 	1: 
1. Tomando en cuenta estas condiciones, Pérez-Rosales propone la 
siguiente relación: 

Pérez-Rosales, C. "Teorla Sobre la Relación Entre Factor de Resistividad y Porosidad". Revista 
del I.M.P. Vol. XV, No. 4, Octubre 1983. Pág. 30. 
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como la más simple que satisface las tres condiciones. 

De acuerdo con la expresión anterior, el exponente de cementación es 
el valor al cual es necesario elevar el valor de la porosidad total para obtener 
la porosidad de flujo. 

Partiendo también de consideraciones teóricas, asigna a m un valor 
mínimo de 1, el cual corresponde a medios porosos donde no existen 
regiones de estancamiento (muy cercano al obtenido para suspensiones y 
empacamientos de esferas), y considera que el aumento en su valor 
depende mucho de la complejidad de la geometría interna del medio poroso. 

• Figura tomada de Pirson, S.J. "Oil Reservoir Engineering" 2a. Ed. Mc.Graw-Hill. USA. 1958. 
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(1.44) 



113 EXPONENTE DE SATURACION (n) 

Trabajos experimentales desarrollados por Archie, permitieron 
determinar que la saturación de agua en una arena limpia puede expresarse 
en función de la resistividad verdadera de esa roca. La función ajustada a la 
serie de puntos de la gráfica de índice de resistividad, 1, vs. saturación de 
agua, S„, es: 

(1.39) 

la cual es conocida como la ecuación de saturación de Archie. 

donde: 
Rt  = resistividad verdadera de la roca (la saturación de agua es 

menor a 100%), (ohm-in) 
R0  = resistividad de la roca saturada 100% con agua, (ohm-m) 
Sw  = saturación de agua (fracción) 

Al parámetro n se le llama exponente de saturación y representa el 
valor de la pendiente de la línea recta ajustada a los puntos / vs. S,,„ en la 
gráfica 113, 

Archie estableció un valor de n = 2 para arenas limpias; sin embargo, 
posteriormente este valor fue usado para prácticamente todas las rocas 
mojadas por agua. 

La ecuación de saturación de Archie ha sido ampliamente estudiada y 
se han identificado varios factores que afectan el valor del exponente n, 
tales como la mojabilidad de la roca, su textura, presencia de arcillas, 
técnica de medición utilizada, naturaleza de los fluidos desplazados, etc. 

Se ha establecido que uno de los factores que influyen principalmente 
en el valor del exponente de saturación es la mojabilidad8, así como también 
que el valor de n varia dentro de un rango de menos de 2 a alrededor de 25. 
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CAPITULO II 

CARACTERISTICAS DE LA ROCA O DEL SISTEMA ROCA- 
FLUIDOS QUE DEFINEN LOS PARAMETROS a, m Y n 

Por su relación con la condución de corriente eléctrica en los medios 
porosos, los parámetros a,m y n estan fuertemente influenciados por ciertas 
características del sistema roca-fluidos, siendo estas las que determinan su 
valor y la variación del mismo. 

Los parámetros a y in están estrechamente ligados con las 
características geométricas de la red porosa presente en la roca, de ahí que 
algunos investigadores les han llamado "parámetros geométricos'; mientras 
que en el parámetro n influyen de manera más significativa las 
características de los fluidos presentes y su relación con los materiales 
sólidos del sistema. 

El presente capítulo muestra la influencia de las caracteristicas más 
importantes que determinan tales parámetros, incluyendo datos 
experimentales obtenidos por algunos de los autores más importantes de la 
materia, 
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11.1 EFECTO DEL GRADO DE CEMENTACION 

Uno de los primeros trabajos de investigación en relación a la forma 
en que afecta el grado de cementación al valor del factor de formación de 
medios porosos, es el realizado por Wyllie y Gregory', en el que se reportan 
los resultados de sus experimentos realizados a agregados de esferas y 
muestras de arenas, las cuales fueron cementadas artificialmente y 
posteriormente, determinada la relación existente entre el factor de 
formación y su porosidad. 

Investigaciones anteriores hablan permitido identificar al grado de 
cementación como un factor que Influye de manera importante en las 
propiedades eléctricas del sistema roca•fluidos de un yacimiento. Archie2  
encontró variaciones en el valor de in, las cuales atribuyó a la diferencia en 
el grado de consolidación de las muestras que analizó. De un estudio de 
varios grupos de datos encontró valores de m entre 1.8 y 2,0 para arenas 
consolidadas y valores alrededor de 1.3 para empacamientos de arenas 
limpias no consolidadas. 

Como conclusiones de su investigación, Wyllie y Gregory proponen 
una teoría que explica los resultados obtenidos y proponen además que los 
datos de factor de formación y porosidad de una arenisca podrían usarse 
para determinar la porosidad original del agregado de arena no consolidada 
que dio lugar a la roca. 

Aunque en realidad no es posible reproducir ningún método natural de 
cementación, en laboratorio se han realizado investigaciones en medios 
porosos cementados artificialmente. Se han estudiado tanto empacamientos 
no consolidados de partículas de formas regulares de material sintético, 
como otros formados con partículas de arenas. Estos empacamientos 
fueron cementados, en los trabajos de Wyllie y Gregory, utilizando una 
solución hidrolizada de tetraetil ortosilicato, con la cual los saturaron y 
posteriormente estos fueron tratados con corrientes de aire y calor, uniendo 
las partículas del empacamiento con depósitos de material siliceo. Una vez 
cementados, se les midió su factor de formación, para lo cual fueron 
saturados con una solución de KCI. También se determinó la porosidad de 
cada una de las muestras, así como la resistividad de la solución saturante 
de KCI. Todas las mediciones de resistividad fueron hechas empleando el 
método de dos electrodos, el cual es detallado por Rust3, y corregido a 25° 
C para eliminar los efectos del cambio de temperatura. 
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Graficando datos obtenidos de F vs 0, tanto para agregados de 
partículas no consolidadas como para empacamientos cementados 
artificialmente, se observa claramente que el valor de F aumenta de una 
forma más rápida cuando disminuye la porosidad de un empacamiento 
debido a la presencia de cementante, figura 11.1. Sin embargo, esta figura 
tiene más importancia cualitativa que cuantitativa, ya que los procesos de 
cementación que ocurren en rocas naturales son prácticamente imposibles 
de reproducir en laboratorio. No obstante lo anterior, los datos de VVyllie y 
Gregory les permitieron establecer que la relación que mejor se ajusta a los 
puntos F vs 0 para empacamientos artificialmente cementados es la 
propuesta como forma general de la ecuación de Archie, ecuación 11.1 

POROSIDAD, % 

Figura 11,1. Efecto de la cementación artificial en la relación 
factor de formación-porosidad de agregados no consolidados.  

Figura tomada de Wyllie, M.R.J. and Gregory, A.R. 'Formation Factors of Unconsolidated Porus 
Media.  Influence of Particle Shape and Effect of Cementation". Trans. 	(1953) Vol. 198. Pág. 
107. 
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Tal ecuación, graficada en papel log-log, representa una línea recta. 
Esta recta pasa por un punto inicial el cual depende del factor de formación 
y la porosidad del agregado de partículas antes de ser cementado. 

Para las condiciones y tipo de cementante usado por Wyllie y 
Gregory, en sus experimentos obtuvieron un valor para el exponente de 
cementación, m, igual a 4.2, mientras que, para el factor geométrico, a, 
obtuvieron valores variables, los cuales atribuyeron a las características, de 
los empacamientos, tales como forma de las partículas, clasificación y grado 
de compactación, antes de que comenzara el proceso de cementación. 

Otro trabajo de importancia acerca del efecto que tiene la 
cementación en las propiedades eléctricas del sistema roca-fluidos, son las 
investigaciones realizadas por Owen4, quien estudió el incremento en el 
valor de la resistividad verdadera de un medio poroso, Rt, debido al grado de 
tortuosidad y constricción que éste presenta. Para ello construyó un modelo 
idealizado de medio poroso utilizando materiales sintéticos, en el cual 
realizó sus mediciones que, posteriormente, extendió teóricamente a 
modelos diferentes y también a medios porosos naturales. 

Parte importante de los trabajos de Owen es el estudio del efecto de 
la cementación sobre la red porosa de sus modelos. Para ello considera un 
caso en el se tienen muestras tomadas de un cuerpo poroso particular, las 
cuales tienen diferentes valores de porosidad debido solamente a la 
diferencia en la cantidad de material cementante presente en ellas. Además, 
se supone que antes de que empezara la depositación de material 
cementante, dichas muestras tenían condiciones idénticas en sus espacios 
porosos, las cuales corresponden a las condiciones iniciales de su modelo, 
representado en la figura 11.2. Estas condiciones contemplan un valor de 
porosidad, 0, de 0.3 y un factor de constricción, C, de 1.33. El factor de 
constricción se calcula mediante la siguiente expresión: 

C=
r  
-1  (11.2) 

De la figura 11.2 se observa que C representa la relación existente 
entre las dimensiones del espacio vacío, (4) y los conductos que conectan a 
este con otros espacios vacíos, (r). 
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Figura 11.2. Cubo unitario de un cuerpo poroso sintético.  

A partir de las condiciones iniciales se lleva a cabo un proceso de 
cementación, en el cual las condiciones que controlan la depositación de 
material cementante, en el espacio poroso no son las mismas en todo el 
cuerpo, por lo que las muestras obtenidas de él tienen finalmente diferentes 
valores de porosidad. Dicha depositación de cementante se lleva a cabo 
tanto en las paredes de los espacios vados, como en las de los conductos 
que los comunican, de manera que el valor de C varia. 

En el articulo de Owen, citado anteriormente, se presenta una 
correlación para determinar el Factor de formación en función del factor de 
constricción y la tortuosidad, para diferentes valores de porosidad. Con el 
empleo de esta correlación es posible calcular, para cada aumento en la 
cantidad de cementante, el nuevo valor de porosidad de la muestra, así  
como el factor de formación correspondiente. De esta forma, Owen 
construyó la gráfica mostrada en la figura 11.3, en la cual la línea A se obtuvo 
para unas condiciones iniciales de 0 = 0.30 y C = 1.33; las lineas B, C y D 
se obtuvieron con un valor inicial de porosidad de 0.30, para todas ellas y 
valores de C de 1.67, 2.0 y 2.5, respectivamente 

Para cada una de las líneas se calculó el valor del exponente de 
cementación m, el cual corresponde a la pendiente de éstas. 

Figura tomada de Owen, J E. "The Resistivity of Fluid-Filled Porus Body". Petroleum Transaction. 
A.I M.E., Vol, 195, Pág. 170. 
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Conforme avanza el grado de cementación se observa un aumento en 
el valor de m, situación detectada desde las primeras investigaciones, donde 
se obtuvieron altos valores del exponente de cementación para muestras 
altamente cementadas, mientras que los valores más bajos obtenidos, 
corresponden a arenas sueltas. 

El factor geométrico, a, exhibe un comportamiento contrario al del 
exponente de cementación. Analizando las figuras 11.1 y 11.3 se observa que 
el valor de a disminuye conforme crece el grado de cementación de la 
muestra. Si bien esta disminución es a un grado menor, comparado con el 
grado de aumento en el valor de m, éste se puede apreciar casi a simple 
vista en la figura 11.3. La tabla 11,1 , muestra la tabulación de las 
caracteristicas de las lineas de esta figura: 

z 
o 
o 
cc cc 
o u_ 
o to 
o 
U 
u. 

POROSIDAD (FRACCION) 

Figura II 3. Relación entre el Factor de Formación F y la Porosidad 0 para 
una red de conductos vados con cementación progresiva.  

Figura tomada de Owen, J.E "The ResIstivity of Fluíd•Filled Porus Sody". Petroleum Transaction, 
A.I.M.E., Vol, 195. Pág. 172. 
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TABLA III' 

9.URVA 
POROSIDAD 
1111CIAL10) 

CONSTRICCION 
1N1Q1AL. L.C) 

EXPONENTE DE 	FACTOR 
_CEME.N_TA.CLOtitat) QUIMETIII.00.1a1 

A 0.3 1.33 1.25 1.33 
B 0.3 1.67 1.45 1.06 
C 03 2.0 1.83 0.82 
D 0.3 2.5 2.06 0.80 

La columna correspondiente al factor geométrico, a, fue obtenido en el 
presente trabajo y se incluye sólo con fines cualitativos, ya que los 
elementos para determinarla fueron leídos directamente de la figura 11.3. 

11.2 EFECTO DE LA FORMA, CLASIFICACION Y EMPACAMIENTO 
DEL SISTEMA DE PARTICULAS 

Diversas investigaciones han mostrado que la forma, clasificación y 
empacamiento del sistema de partículas que constituyen un sistema poroso 
son factores que afectan las propiedades eléctricas del conjunto sistema 
poroso-fluidos, de tal forma que se pueden establecer valores específicos de 
a y ni para un cuerpo poroso en función de las características antes 
mencionadas, 

Los antecedentes en la determinación de la influencia de estos 
parámetros en rocas naturales, los constituyen investigaciones realizadas en 
agregados de partículas fabricados con materiales sintéticos, como vidrio y 
plásticos, y formas regulares como: cubos, esferas, cilindros y discos. 

Wyllie y Gregory' prepararon cuerpos porosos de partículas con 
formas regulares, los cuales fueron empacadas en celdas cilíndricas 
plásticas o de vidrio, variando las dimensiones y volumen de dichas celdas. 
Además, para cada una de las celdas preparadas se midió su resistividad 
eléctrica llenándola únicamente con salmuera, para posteriormente medir la 
resistencia de la misma, con las partículas dentro de ella, El factor de 
formación se obtuvo de la relación de estos dos valores de resistividad, 

En su trabajo Wyllie y Gregory también aplicaron técnicas para 
controlar el valor de la porosidad de sus empacamientos, teniendo como 

Modificada de Owen, J.E. "The Resistivity of Fluid•Filled Ponis Body". Petroleum Transaction, 
A.I M.E . Vol. 195. Pág. 172. 
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uno de sus objetivos cubrir un amplio rango de valores de porosidad. Este 
control de la porosidad se logró variando la forma del empacamiento y la 
clasificación de las partículas, por ejemplo, para esferas de tamaño uniforme 
empacadas en forma cúbica se obtiene una porosidad de 47.6%, mientras 
que las mismas partículas en un empacamiento romboedral, tienen un valor 
de porosidad de 25.96% . Mezclando esferas de distintos tamaños fue 
posible tener porosidades intermedias. 

La figura 11.4 muestra la gráfica F vs 0 para los empacamientos 
preparados. Esta gráfica muestra además las tendencias obtenidas 
empleando las correlaciones experimentales propuestas por Maxwell y 
Archie. 

Figura 114. Factor de formación vs Porosidad para agregados 
de partículas no consolidas. 30 5. 0150 % 

• Ver figura 1.1, página 10. 
" Figura tomada de Wyllie, M.R.J. and Gregory, A R. "Formation Factors of Unconsolidated Porus 
Media: Influence of Partida Shape and Effect ol Cementation". Trans. A.I.M.E (1953) Vol. 198. Pág. 
106. 
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En la gráfica anterior se aprecia que existe cierta desviación de los 
puntos experimentales con respecto a los modelos de Maxwell y Archie. 
Además, los datos indican que para cualquier valor de porosidad, dentro de 
este rango al menos, el valor mínimo del factor de formación corresponde a 
los arreglos de esferas. Por otra parte, la diferencia en el valor de F para 
cualquier valor de porosidad puede llegar a un valor de aproximadamente 
20% cuando se compara un empacamiento de partículas esféricas con uno 
de partículas no esféricas. 

Otras ideas importantes rescatables de estos experimentos son: que 
los agregados de arenas naturales presentan un comportamiento bastante 
cercano al de agregados de esferas y que la relación de Archie es aplicable 
para rangos de porosidad de 10 a 25%, 

Sin embargo, Wyllie y Gregory no asocian valores particulares de (TI y 
a para sus empacamientos investigados. De la figura 11.4 no es clara la 
variación en el valor del exponente de cementación, aunque puede 
apreciarse que el valor del factor geométrico, a ,tiene un valor mínimo para 
el caso de esferas y un máximo para el caso de agregados de prismas 
triangulares. 

Atkins5  apunta que el valor del exponente in aumenta cuando 
aumenta también la angulosidad de las partículas, Esta conclusión la obtuvo 
estudiando muestras de areniscas con cierto contenido de arcillas de 
diferente tipo. Usualmente se considera a las partículas de arena como 
bastante cercanas a esferas, mientras que las partículas de arcillas tienen 
formas bastantes irregulares (existen técnicas para evaluar qué tanto se 
desvía una partícula de la forma esférica). Atkins llama al exponente m 
"factor de forma" y reporta en el artículo referido, valores de m obtenidos 
para diferentes tipos de arcillas. Estos valores son reproducidos en la tabla 
11,2. 

Atkins también demuestra que el valor del factor geométrico varía de 
acuerdo a la forma de las partículas que componen un sistema poroso, Para 
ello describe modelos de medios porosos, en los cuales mezcló cantidades 
controladas de arena, salmuera y diferentes tipos de arcillas, para estudiar 
el comportamiento de flujo de corriente eléctrica. De sus experimentos 
observó que el valor de F se mantienen constante para una concentración 
especifica de una arcilla en particular, además de que mientras las 
partículas de un medio poroso se alejan más de la forma esférica, el valor 
de m aumenta. 
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Partiendo de la idea de que una arenisca natural puede componerse 
de una combinación de uno o más sistemas de partículas de diferentes 
formas y tamaños (un ejemplo tlpico es la combinación natural de arena y 
montmorillonita), las observaciones de Atkins pueden extenderse a el 
estudio de yacimientos petroleros. 

TABLA 11.2 
FACTORES DE FORMA PARA CINCO TIPOS DE ARCILLAS Y UNA MICA.  

PARTIQUIAMINERAL FINNENTE111fACIQR.DE FORMA 
Montmorillonita de sodio (NAM) 3.28 
Montmorillonita de calcio (CAM) 2.70 
Muscovita 2.46 
Atapulgita 2.46 
Mita (I) 2.11 
Kaolinita (K) 1.87 
Arena y Yeso 1.60 

Basándose en los modelos preparados por Atkins se observa que el 
valor del factor geométrico, a, también es influenciado por el tamaño, forma 
y clasificación del sistema de partículas del medio poroso en cuestión y que 
además un factor determinante en su valor es la proporción en que están 
presentes los diferentes tipos de partículas, obteniendo valores de a 
mayores a uno cuando el contenido de partículas de forma irregular es alto, 
mientras que sistemas con predominancia de partículas de forma regular, 
pero con cierto contenido de irregulares, tienen valores de a menores a la 
unidad. 

11.3 TORTUOSIDAD DEL SISTEMA POROSO 

Durante muchos años se han hecho intentos para obtener 
correlaciones que relacionen la resistividad de una roca con las propiedades 
físicas que determinan su textura; es decir, con la geometría del agregado 
de partículas que componen la roca. Esta geometría, a su vez, también tiene 
una importancia determinante en la geometria de los espacios porosos por 
los que fluye la corriente eléctrica. 

Tomada de Atkins, E,R. Jr. And Srnith, G.H. 'The Significance of Particle Shape In Formation 
Resistivlty Factor•Porosity Relationships". Transaction of S.P.E. of A I.M.E vol 222, 1961. Pág 288. 
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En el año de 1952, Winsauer, Shearin, Masson y Williams6  publicaron 
los resultados de los estudios realizados en areniscas de diferente tipos 
para evaluar la influencia que tienen las características estructurales de sus 
partículas en las propiedades eléctricas. En dicho trabajo, toman en cuenta 
diferentes características de los medios porosos naturales, como son: su 
tortuosidad, el tamaño de las partículas de arena que los forman, el 
contenido y tipo de arcillas presentes, la composición mineral, Indice de 
empacamiento, redondez de las partículas, tamaño y forma de los espacios 
porosos, además de su porosidad y el factor de formación. 

Con base en sus resultados. los investigadores antes citados plantean 
que la relación T = 0 F, sugerida anteriormente por otros investigadores, no 
se cumple en la práctica. Mediante un desarrollo teórico llegan a una 
expresión que relaciona al factor de formación con la porosidad y la 
tortuosidad, en la siguiente forma: 

T 2  
0 

(11.3) 

Sin embargo, graficando los valores de T vs el producto OF obtenidos 
en sus experimentos, observaron que la relación que mejor se ajusta a la 
serie de puntos graficados es: 

T i 6: 

F- á-- (11.4) 

La expresión anterior es una buena representación del 
comportamiento de areniscas naturales: sin embargo, involucra al término 
de tortuosidad, el cual es un parámetro difícil de obtener, más aún en 
análisis convencionales de núcleos. Por lo anterior se buscó expresarlo de 
tal forma que la relación entre F y 0 estuviera en función de parámetros 
fáciles de obtener, llegando finalmente a su famosa expresión, conocida 
como formula de Humble: 

F=0.620-2 15 	 (11.5) 

Trabajos de otros investigadores' 7  han proporcionado elementos para 
identificar la forma en que varían los parámetros petrofísicos de resistividad 
en función de otras caracteristicas de los medios porosos. La figura 11.5 es 
una gráfica preparada por Wyllie y Rose7  en base a la expresión teórica: 
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T°̀  
0 

(11.6) 

Dicha gráfica muestra la relación entre la porosidad, 0, y la 
tortuosidad, T, para varios valores de in y F. La linea punteada representa el 
valor de F correspondiente a un arreglo cúbico de partículas esféricas, el 
máximo valor teórico para un empacamiento regular. El valor mínimo para 
materiales granulares es generalmente mayor a 0.05. La tortuosidad se 
encuentra en un rango de cerca de 2.5 a alrededor de 250 con la intención 
de que el valor de F calculado caiga dentro de un rango entre 2.5 y cerca de 
500, como sucede generalmente. Además, se muestran lineas de isofactor 
de cementación, las cuales se calcularon con la siguiente expresión, 
propuesta por ellos mismos: 

(11.7) 

Tomando en cuenta la idea de que el valor máximo de porosidad está 
asociado con el mínimo de tortuosidad se puede apreciar de la figura 11.5 
que el valor de m aumenta cuando se incrementa el valor de T, y según 
Wyllie y Rose su valor cae en el rango de 1,3 a alrededor de 3.0. 

TORTUOSIDAD 

Figura 11.5. Porosidad en función de la tortuosidad para valores constantes 
de factor formación F y el exponente de cementación m«  

Figura tomada de Wyllie, M.R.J. and Rose, W.D. " Some Theorical Considerations lo the 
Quantitative Evaluation of the Physical Characteristics of Reservoir Rock From Electrical Log Data" 
Transaction of ATM E. vol 189, 1950 Pág 107. 
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Otra correlación teórica que refleja la influencia de la tortuosidad sobre 
el factor de formación es la propuesta por Owen4  

F.: • + - 
b 	„2  (11.8) 

donde: 

F = Factor de Formación, (adim.) 
f = Factor de corrección (su valor depende de la constricción del 

sistema poroso), (adim.) 
T = Tortuosidad del sistema poroso, (adim.) 
a y b = Parámetros dependientes de las características 

geométricas del modelo poroso de Owen, (adim.) 

En la solución gráfica de la expresión anterior, presentada en el 
trabajo de Owen, se aprecia nuevamente que, para un valor dado de 
porosidad, si el valor de T aumenta, manteniendo el valor de la constricción, 
C, constante, el valor de m aumenta ligeramente, mientras que el valor del 
factor geométrico disminuye ligeramente. Este comportamiento se 
representa en la figura 11.6 

P0110SICIALD (EFIACCION) 

Figura 11.6. Factor de formación vs porosidad para 
diferentes valores de tortuosidad, T 



Wyllie y Rose sugieren que el valor del exponente de saturación, n„ 
de un medio poroso, también sufre una variación cuando varia la tortuosidad 
y proponen como limites teóricos los valores den = 1, para sistemas con 
tortuosidad igual a uno, e infinito.En la práctica encontraron valores de 1,5 a 
2.5, para saturaciones por abajo de 30%, mientras que para valores de S„ 
mayores proponen valores tan grandes como 4, cuando se tienen medios 
porosos muy tortuosos. Sin embargo, dichos autores llegan a estas 
conclusiones partiendo de la suposición de que las tortuosidades eléctrica e 
hidráulica son muy similares, cuando en realidad presentan diferencias muy 
importantes. 

11.4 TIPO DE SISTEMA POROSO 

La estructura porosa de las areniscas, los conglomerados, las 
brechas, y las lutitas, que pertenecen a la clase de rocas de tipo clástico o 
de sedimentos detríticos, está formada de fragmentos de rocas 
preexistentes, los cuales han sido transportados de lugar diferente al área 
donde se lleva a cabo su depositación. 

La estructura porosa de estas rocas es del tipo intergranular, es decir 
los espacios porosos están formados por las partes no ocupadas por las 
partículas de sólidos, de manera que sus dimensiones son determinadas por 
la forma y el tamaño de dichas partículas, además de la clasificación de 
ellas, Si los factores antes mencionados se mantienen más o menos 
constantes, dan lugar a cuerpos bastantes homogéneos. La compactación, 
cementación o depositación de materiales finos en los poros no alteran 
grandemente esta homogeneidad. 

Las rocas carbonatadas por su parte, son rocas no clásticas, cuyos 
componentes son partículas de cristales originadas por procesos 
fisicoquimicos o agentes biológicos, de materiales en solución presentes en 
aguas naturales. Los materiales en solución incluyen organismos vivientes 
además de fragmentos elásticos. 

Las rocas carbonatadas, como las calizas y dolomias, presentan una 
estructura porosa primaria, debida a los espacios vaclos que quedan entre 
los cristales y partículas que las forman, esta porosidad es más afectada por 

Ver Pérez-Rosales. C. ”On the Relationship Between Formation Resistivity Factor and Porosity' 
SPE Journal. Agust 1982. 
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procesos de cementación que la porosidad de una roca elástica con 
partículas de un tamaño similar. 

En la gran mayoría de los casos, las rocas no elásticas presentan, 
además, una estructura porosa secundaria originada por los procesos 
diagenéticos, como disolución, fracturamiento o dolomitización, La 
combinación de porosidad primaria y secundaria da como resultado un 
incremento en la porosidad total de la roca. Los espacios vacíos creados 
pueden variar considerablemente, tanto en forma como en tamaño, desde 
espacios vacíos y Mulos de forma irregular hasta cavidades de gran 
tamaño, clasificadas como cavernas. 

Esta característica que poseen las rocas carbonatadas y también las 
rocas elásticas que presentan sistemas de doble porosidad, es muy 
importante en el estudio de flujo de corriente eléctrica a través de ellas, ya 
que proveen los medios más fáciles e importantes por los cuales el agua 
puede tener acceso a todos los puntos de un cuerpo rocoso. 

Archie y otros investigadores extendieron sus estudios de resistividad 
a muestras de rocas carbonatadas8 9  y comprobaron que las gráficas 1 vs Sr, 
y 0 vs F presentan un comportamiento muy similar al de las areniscas, sin 
embargo, los valores de a, m y n en ocasiones eran bastantes parecidos y a 
veces bastante diferentes a los obtenidos en areniscas. 

En primer instancia, podría pensarse que el valor de m deberá 
disminuir conforme aumenta el valor de porosidad de las rocas 
carbonatadas. En tal caso las rocas con porosidades del tipo intercristalina 
tendrían valores más altos de m que aquellas rocas con alto volumen de 
poros debido a la disolución. Sin embargo, las calizas no presentan un 
comportamiento tan simple como el anteriormente expuesto, sino que en la 
magnitud de tos parámetros a, m y n influyen otros aspectos además de la 
tortuosidad del sistema de poros. Uno de los aspectos más importantes es 
la distribución de los fluidos dentro de la red de poros. 

Estos dos factores (tipo de porosidad y distribución de fluidos) tienen 
gran influencia en las propiedades eléctricas de este tipo de rocas, y a su 
vez existe una importante relación entre ellos, por ejemplo, la complejidad 
de la estructura porosa y la distribución del tamaño de los poros de una 
roca, son elementos importantes en la distribución de los fluidos presentes 
en ella, a diferencia de las rocas elásticas que son más homogéneas y 
donde la distribución de los fluidos es un poco más simple. 
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En la práctica, se han detectado valores de m que van de 1.7 hasta 
2.9 pero sin rangos bien delimitados para un tipo especifico de roca. Por lo 
que hace al exponente n, éste también tiene un rango de variación amplio, 
encontrándose valores entre 1.5 y 2.2, En el caso del exponente de 
saturación n, Chombar8  explica que esta variación se debe a las mismas 
razones que para las areniscas. 

Para el factor geométrico, a, la información disponible es escasa y no 
se tienen los suficientes elementos para asignar valores específicos que 
caractericen a una roca carbonatada en particular. Esto se debe 
nuevamente al carácter heterogéneo de este tipo de rocas. 

Mendoza Romero y Pérez-Rosalesl°  , también estudiaron la influencia 
que tiene la presencia de la porosidad secundaria en el comportamiento de 
las propiedades eléctricas de rocas. Apoyándose tanto en observaciones 
experimentales como en desarrollos teóricos, identificaron variaciones en los 
valores de a y m, e incluso cierta dependencia entre estos parámetros. 

Estos investigadores presentaron datos de sus experimentos en los 
cuales se puede apreciar un rango de variación para sistemas de doble 
porosidad (de matriz y de fractura) tanto para sistemas naturales como 
artificiales. Estos rangos se reportan a continuación: 

Para sistemas artificiales: 

1.092<_ m 51.261 

1.388 5. a 5 1.497 

Para sistemas naturales: 

1.450 5 ni 5 2.208 

0.657 5. a 5 1.300 

De los datos aportados por Mendoza Romero y Pérez-Rosales se 
aprecia que, para sistemas de doble porosidad mientras que el valor de ni 
aumenta, el de a disminuye, por lo que se propuso una relación entre estos 
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parámetros, usando técnicas de regresión. Esta relación se retomará 
posterionfienteen este mismo trabajo. 

11.5 PRESENCIA DE SOLIDOS CONDUCTORES 

La definición de factor de formación implica que, para una roca porosa 
en particular, su valor es constante e independiente de la resistividad de la 
solución que la sature. Sin embargo, en las múltiples investigaciones 
realizadas sobre el tema se ha comprobado que, en algunos casos, el factor 
de formación disminuye cuando el agua intersticial es más resistiva. Este 
efecto es atribuido a la presencia de sólidos conductores en la roca. 
Concretamente estos sólidos son arcillas, las cuales tienen la característica 
de contribuir a la conducción de corriente eléctrica cuando están en contacto 
con una salmuera. 

El comportamiento anormal de las formaciones que contienen arcillas 
se debe al fenómeno conocido como doble capa iónica conductiva, que se 
presenta sólo cuando las arcillas están en contacto con una salmuera; de 
hecho, se ha demostrado que una formación arcillosa seca no conduce 
electricidad, o bien su conductividad es despreciable. 

El efecto de la doble capa Jónica en una muestra de formación 
depende directamente del tipo de arcilla presente, así como del tipo de sales 
que contenga el agua que la sature. Winsauer y McCardelln  desarrollaron 
una expresión para determinar la conductividad de una muestra debido al 
efecto de la doble capa fónica, de la manera siguiente: 

F• 	t 	I 

Ro 	Z 
(11.9) 

donde: 

F= factor de formación de la muestra (adim.) 
R,= resistividad de la muestra saturada 100% con salmuera 

(ohm-m) 
Rw = resistividad de la salmuera que satura la muestra 

(ohm-ni) 
Z= resistividad debida al efecto de la doble capa iónica 

(ohm-ni) 
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En la expresión anterior el termino 11Z representa el valor de la 
conductividad de la roca debida al efecto de la doble capa jónica. 

Empleando la expresión anterior en datos experimentales de 
resistividad para muestras de arenas arcillosas, Winsauer y McCardell 
observaron que, si aumenta la conductividad de la solución saturante, la 
conductividad de la muestra debida al efecto de la doble capa ionica 
aumenta también, pero se llega a un punto en que esta tendencia se 
invierte, existiendo un valor específico de concentración de la solución 
saturante para el cual la conductividad debida a la doble capa ionica 
empieza a disminuir. Este comportamiento es representado en la figura 11.7. 

5 	10 	15 	20 	25 

CONDUCTIVIDAD DE tASOLUCION (19w) (Vomthm) 

Figura 11.7. Variación de la conductividad debida a la doble capa 
iónica vs conductividad de la solución de NaCI, lutita Spraberry 

En general se ha observado que el valor del factor de formación de 
una muestra disminuye cuando se aumenta la resistividad de la solución que 
la satura, de manera que el efecto de la doble capa ionica puede 
minimizarse saturando la muestra a analizar con una salmuera de muy baja 
resistividad, figura 11.8. 

El efecto de la doble capa iónica reduce el valor del exponente de 
cementación a medida que la resistividad de la solución saturante aumenta, 
y su valor debido sólo a las características geométricas del medio poroso 
puede obtenerse saturando éste con una solución que tenga una 

Figura tomada de Winsauer, W.O. and McCardell. W.M. "toreo Double-Layer Conductivity in 
Reservoir Rock". Transaction of A.I.M.E. vol 198, 1953. Pág. 133. 
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conductividad bastante alta para poder despreciar el efecto de los sólidos 
conductores. 

10 
	

100 
Porosidad, 

Figura 11.8 Factor de formación de una roca arcillosa vs 
porosidad para distintos resistividades de solución saturante 

Para mostrar gráficamente la aseveración anterior se preparó la figura 
11.9, la cual ilustra valores de factor de formación contra porosidad obtenidos 
a partir de datos de conductivídades medidas en areniscas arcillosas por 
Waxman y Smits". Los datos empleados para construir esta gráfica 
corresponden al grupo No. 2, incluido en la tabla 3 de la referencia citada. 

Figura 11.9. Factor de formación vs porosidad para diferentes valores de 
conductividad del agua saturante Sw, en arenas arcillosas 
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Las curvas de la gráfica anterior representan la tendencia que mejor 
se ajusta a la serie de puntos graficados. Dicho ajuste se realizó empleando 
técnicas de regresión incluidas en un paquete de cómputo. Con el ajuste 
realizado fue posible obtener elementos para observar la variación que 
presenta el valor del factor geométrico, a. Los valores, tanto de a como de 
m, se incluyen en dicha gráfica. Es claro, para este caso al menos, que el 
factor geométrico varía en forma inversa al exponente de cementación. 

Como conclusión de la figura 11.9 se puede decir que, a medida que se 
incrementa el efecto de la doble capa ionica, debida a la presencia de 
arcillas en la roca, el valor del exponente de cementación crece, mientras 
que el del factor geométrico disminuye. 

El indice de resistividad de una formación también es afectado por la 
presencia de los sólidos conductores, Patnode y Wyllie12  calcularon el valor 
de / para muestras de rocas arcillosas, tomando en cuenta el efecto de la 
doble capa ionica y también sin la influencia de ésta. Sus resultados se 
muestran en la figura 11.10. En dicha figura la curva superior se calculó 
asumiendo un valor de n= 2, una R,„ = 0.3 ohm-m y un valor de F = 30.6. La 
curva inferior se calculó con los mismos datos pero además se consideró la 
resistividad debida a los sólidos conductores presentes,(R,), la cual fue de 
37.5 ohm-m para este caso. 

Saturación de agua, % 

Figura 11.10. Efecto de la conductividad de los sólidos en la relación índice 
de resistividad vs saturación en un núcleo de arenisca Stevens.  

Figura tomada de Patnode, H W. and VVyllie, M.R.J. 'The Presence of Conductive Solids in 
Reseryoir Rocks as a Factor in Electric Log Interpretalion" Transaction of A 1 M.E. vol 189, 1950. 
Pág. 51. 



Patnode y Wyllie identificaron que el efecto de los sólidos conductores 
provocan valores den variables y siempre menores a 2, el cual es el valor 
más usual en la interpretación de registros geofisicos de formaciones como 
las analizadas por ellos. 

Por otra parte, Waxman y Smits°  desarrollaron la siguiente expresión 
para calcular el valor del indice de resistividad, 1, en función del contenido de 
arcillas y de la resistividad del agua presente en los poros de la roca: 

s  -n• 
1.+¡? RO,. 

donde: 
= contenido efectivo de arcilla. Se calcula dividiendo la 

capacidad de intercambio catiónico de la roca entre su 
volumen poroso (eq./I) 

n* = exponente de saturación de una roca arcillosa 
8 = 4.6 x [1-0.6 exp(-0.7711V) 

Con el uso de la ecuación anterior, se ha podido comprobar que el 
incremento del contenido de arcillas en una roca ocasiona una disminución 
en el valor de n* y, en la mayoría de los casos, su valor es menor a 2. La 
utilidad de esta expresión ha sido comprobada en diferentes trabajos133415  
La figura 11.11 muestra los valores obtenidos por Waxman y Thomas para 
rocas con diferentes grados de arcillosidad. Estos valores se graficaron a 
partir de los datos de la tabla 11.3, la cual aparece en la referencia No.14. En 
dicha figura se escogieron las curvas B, C, G e 1 debido a que sus valores 
de 1 vs S, permiten apreciar mejor el comportamiento de estos parámetros. 

TABLA 113 
CONTENIDO DE 

comA tyl 
1.93 
2.00 
1,80 

A 
o 
C 

0.06 
0.11 
0.12 

o 0 24 1.96 
E 0 24 1.76 
F 0.28 1.75 
G 0,28 2.14 
H 0.29 1.82 

0.32 1.75 
J 0.32 1.80 
K 0.36 1.86 

0.41 1.95 

(11.10) 
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Figura 11.11 Indice de resistividad, / vs saturación de anua, S„, 
para rocas con diferente contenido de arcillas 

116 EFECTO DE LA PRESION DE SOBRECARGA 

La conducción de corriente eléctrica en un medio poroso está 
fuertemente influenciada por características de los poros y los conductos 
que comunican a éstos, tales como su tamaño, forma y distribución. Estas 
características no son las mismas, para una roca dada, cuando se 
encuentra a presión atmosférica que cuando está sujeta a compresión 
debida al efecto de presión de sobrecarga, ya que esta condición provoca 
cambios en el volumen y la forma de los poros. Es de esperarse, en 
consecuencia, que los valores de / y F varíen en función a la presión a que 
esté sometido el cuerpo poroso en cuestión. 

Muchas de las expresiones desarrolladas para obtener el factor de 
formación o el indice de resistividad fueron establecidas con base en 
mediciones experimentales en laboratorio, tal es el caso de las ecuaciones 
de Archie, Humble, etc. Estas mediciones experimentales fueron realizadas 
a condiciones superficiales, es decir las muestras utilizadas no se 
encontraban sujetas a condiciones como las presentes en una formación in-
situ. Investigaciones posteriores permitieron identificar que existe cierta 

Figura construida en base a los datos de la tabla No 3 de Waxman , M H. and Thomas, E.C. 
"Electrical Conductivities in Shales Sands - 	The Relation Between Hidrocarbon saturation and 
Resistivity Index, II.- The Temperatura Coefficient of Electrical Conductivity", JPT, February 1974. 
Pág 217. 
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dependencia de los parámetros a, ni y n con relación a la presión y la 
temperatura. 

Uno de los primeros y más importantes trabajos respecto al efecto de 
la presión de sobrecarga en el valor de los parámetros petrofisicos de 
resistividad corresponde a Fatt'6, quien identificó reducciones en la 
conductividad de muestras de núcleos cuando éstos fueron sometidos a 
incrementos de presión. Dichas reducciones las atribuyó a la disminución 
del tamaño de los poros y a la deformación de los conductos porosos, como 
efectos de la compresión de la roca. Mediante el empleo de la ecuación 
propuesta por Patnode y Wylliel2  observó, además, que dicha reducción en 
la conductividad es menor para las rocas que contiene sólidos conductores. 

donde: 

CM  = conductividad de la muestra saturada 100% con 
agua,(ohm-tri l ) 

Cs  = conductividad debida a los sólidos conductores de la 
roca, (ohm-m-1 ) 

F = factor de formación verdadero,(adim.) 
CF = conductividad del agua que satura la muestra, (ohm-m'1 ) 

Realizando mediciones de factor de formación a diversas muestras de 
areniscas en un rango de presión de O a 5000 psi, Fatt obtuvo datos para 
observar la variación de los parámetros a y m empleando las correlaciones 
de Archie y VVinsauer. 

Como resultado de sus experimentos, obtuvo los datos de a y m para 
diferentes valores de presión de sobrecarga, que son presentados en la 
tabla 11.4, los cuales fueron obtenidos ajustando los datos experimentales 
mediante las expresiones de Archie y Winsauer. Adicionalmente, estos 
datos son presentados gráficamente en las figuras 11.12 y 11.13, para apreciar 
de una manera más clara el comportamiento del exponente de cementación, 
m, y del factor geométrico, a, con respecto a la variación de la presión de 
sobrecarga. 

De la figura 11.12 se observa cómo aumenta el exponente de 
cementación de Archie y Winsauer con respecto al aumento de presión; 



mientras que en la figura 11.13, se puede apreciar que el factor geométrico 
disminuye con el aumento en la presión de sobrecarga. 
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TABLA 11.4*  
ECUACION DE 

ARCHIE 
ECUACION DE 

WINSALIER 

F = 0483  F= 1.91 a' 5° 
F = 0'1'87 F = 1.86 0156  

F = 0'180  F =1.74 0.16I  
F=0'161  F= 1.67 0 165  
F =0192  F= 1.600'168  
F = O' r93 F = 1.55 0111  

-- -1 
É:FtCíenle de Archie 

Exponente de Whiseuer 
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Figura11.12. Variación del exponente de cementación con la presión 
de sobrecarga 
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Figura 11.13. Variación del factor geométrico con la presión 
de sobrecarga 

Tabla y figuras tomadas de Fatt, I. "Effect of Overburden and Reservoir Pressure on Electric 
Logging Formation Factor. Bullen o( The American Association of Petroleum Geologist, Vol. 41, No. 
11, Nov. 1957. Pág. 2461 y 2463. 
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Otras investigaciones 18  apuntan que la variación en los valores de a 
y ni es mayor para rocas con bajas porosidades que para aquellas muy 
porosas. 

Aunque es muy común que a y ni varíen con respecto a la presión en 
la forma antes descrita, este comportamiento no es una regla general. 
Hausenblas'9  confirmó que las rocas con baja porosidad (menores a 12%) 
sufren mayores variaciones en su comportamiento eléctrico. Mediante datos 
experimentales obtenidos por él mismo observó, para rocas con 
porosidades del orden de un 25%, una variación en el valor del factor de 
formación de un 11% cuando aumentó la presión de sobrecarga de 50 a 700 
bar; mientras que con el mismo aumento de presión obtuvo variaciones, 
para F, entre 100 y 300% en rocas con porosidad promedio de 6,8%. Pero 
además, en sus estudios Hausenblas detectó una ligera disminución en el 
valor de m, con el aumento de presión, para rocas con alta porosidad, 
mientras que, para rocas con baja porosidad, su comportamiento se ajustó 
al descrito por Fatt. 

El valor del exponente de saturación, n, puede disminuir o aumentar 
con la presión de sobrecarga, y todavía en investigaciones recientes, su 
comportamiento es poco clarolg4L21. Tal vez ésto se deba a la gran cantidad 
de factores que intervienen en la determinación de su valor, ya que además 
de que el aumento en la presión de sobrecarga modifica las condiciones 
geométricas del medio poroso, también actúa sobre la distribución de fluidos 
dentro de los poros de la roca, y lo hace de una manera diferente en rocas 
mojadas por agua que en rocas mojadas por aceite. 

Longeron, Argaud y Feraud2°  obtuvieron valores de n para muestras 
de areniscas y carbonatos a diferentes valores de presión, observando 
además, que el valor de n depende también del valor de S'.,. Estos valores 

,se presentan en la tabla 11.5. En dicha tabla se puede observar que, para las 
muestras analizadas, el valor de n aumenta cuando se incrementa la presión 
de sobrecarga, tanto en el proceso de drene como en el de imbibición, para 
el caso de la arenisca. Pero en el caso de la muestra de roca carbonatada, 
el valor de n disminuye durante el proceso de imbibición para el rango de Sw  
de 0.36 a 0.51, mientras que aumenta en los demás casos, de manera que 
estos resultados no pueden generalizarse sistemáticamente a otras rocas de 
yacimientos. 



TABLA 11.5' 

ARFILICA 

BAJA PRESION ALTA PRESION 

Drene: 1>Sw>0.28 n=2.08 Drene: 0.90>S,„>0.28 n = 2.11 
Imbibición: 0.28<Sw<0.38 n= 2.56 Imbibición: 0.28<S«<0.44 n=2.66 

0.38<Sw<0.58 n= 1.56 0.44<Sw<0.66 n= 1.62 

CABB9SATS) 

BAJA PRESION ALTA PRESION 

Drene: 1>Sw>0.45 n=1.58 Drene: 1>S«>0.45 n = 1.60 
Imbibición: 0.226<Sw<0.45 n= 1.82 0.45>Sw  >0.194 n = 1.71 

Imbibición: 0.194<S.<0.36 n= 1.96 
0.36<S,„<0.51 n= 1.30 

V EFECTO DE LA TEMPERATURA 

En una forma similar a lo que sucede con la presión, muchas de las 
correlaciones empleadas en el estudio de la resistividad en rocas de 
yacimientos petroleros fueron obtenidas a condiciones ambientales. Estas 
correlaciones eran frecuentemente aplicadas en la caracterización de 
yacimientos sin ninguna corrección por efectos de presión y temperatura 
existente en la formación. 

Con el avance de las investigaciones sobre el tema se pudo 
determinar que la temperatura altera características geométricas de los 
cuerpos porosos, las cuales tienen una importante influencia en el valor de 
los parámetros petrofisicos de resistividad. Estas alteraciones incluyen la 
deformación de los conductos porosos, (generalmente el aumento de la 
temperatura aumenta la constricción del sistema), debido a la expansión 
termal de los sólidos, la alteración de las resistividades de las rocas que 
contienen arcillas, etc. 

Tabla tornada de Longeron, D.G., Argaud, M.J. and Argaud, J.P. "Effect of Overburden Pressure 
and the Nature and Microscopio Distribution of Fluids on Electrical Properties of Rock Samples'. 
SPE Formation Evaluation, June 1989.Pág. 198. 
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Sanyal, Marsden y Ramey22, estudiaron el efecto de la temperatura 
sobre las propiedades eléctricas de muestras de rocas de yacimientos, tanto 
de areniscas como de calizas. Dichas investigaciones incluyeron la 
determinación del factor de formación de las muestras a diferentes valores 
de temperatura, observando que en todas las muestras analizadas, el valor 
de F aumentó conforme aumentaba la temperatura, y que este aumento 
varía de una muestra a otra. Dicha variación podría deberse, en parte, a la 
diferente cantidad de arcillas presente en cada muestra. 

También, es razonable pensar que el incremento en el valor de F con 
la temperatura puede deberse, al menos en parte, a la alteración de las 
propiedades conductivas de las salmueras que saturan la roca. 

También, observaron incrementos en el valor de ni cuando se 
aumenta la temperatura, lo cual explicaron mediante un desarrollo teórico 
que toma como base la ecuación de Archie, F = fr, y sus observaciones 
experimentales, para llegar finalmente a una expresión para evaluar el 
cambio en el valor del factor de formación con respecto a la temperatura. 
Ecuación 11.12. 

dl 	dm 	tIO 

	

= 40,2— -250-- 	  (11.12) 
di 	 tIT 

Sanyal et al. concluyen que el valor de ni crece con la temperatura. 
Sin embargo, posteriormente Waxman y Thomas" obtuvieron un 
comportamiento diferente al observado por Sanyal. Ellos concluyen que el 
valor del factor de formación disminuye conforme aumenta la temperatura y 
que los resultados de Sanyal tal vez se deban a ciertos procedimientos 
seguidos en sus experimentos, los cuales alteraron las propiedades de los 
materiales arcillosos de sus muestras. 

Investigaciones más recientes concuerdan con las observaciones de 
Waxman y Thomas. Dolka23  observó, en muestras de areniscas y calizas de 
campos de Arabia Saudita, que el valor del factor de formación, para el caso 
de las areniscas analizadas, disminuyó con el aumento de la temperatura, 
mientras que para el caso de las muestras de caliza, su valor se mantuvo 
más o menos constante. Como conclusión, señala que la variación en el 
valor de F con la temperatura puede atribuirse a la cantidad y tipo de arcillas 
presentes en el medio poroso, ya que la diferencia fundamental entre las 
calizas y areniscas analizadas por él, consistió en que las primeras tenían 
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Figura 11.14. Variación del factor de forrnación vs porosidad para 
diferentes valores de temperatura 
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poco o ningún contenido de arcillas, mientras que las areniscas tenían una 
cantidad considerable de este tipo de minerales. 

Con base en los trabajos de Waxman y Thomas y Dolka, el 
comportamiento del exponente de cementación puede representarse 
mediante la figura 11,14, en la cual se observa que el valor de m disminuye 
conforme aumenta la temperatura. 

Existe poca información para analizar el comportamiento del valor del 
factor geométrico, a, con respecto a la temperatura, pero podría proponerse 
que el valor de a aumenta ligeramente conforme aumenta la 
temperaturam 24. 

El comportamiento del exponente de saturación, n, también fue 
evaluado por Waxman y Thomas para diferentes temperaturas, obteniendo 
como resultado que el índice de resistividad de una roca disminuye cuando 
su temperatura aumenta. Por consiguiente, el valor de n también disminuye 
cuando aumenta la temperatura, También notaron que existe un valor de 
temperatura para el cual n ya no cambia, y que este valor varía de una roca 
a otra. Figura 11.15, 



Dolka, en su trabajo antes citado, obtuvo un comportamiento de n, con 
la temperatura, el cual concuerda con el antes descrito, pero además 
observó que, para rocas con poco o ningún contenido de arcillas, el valor de 
n no presenta cambios considerables. 
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Figura 11.15. Variación del índice de resistividad vs saturación 
de agua para diferentes temperaturas.  

118 EFECTO DE LA MOJABILIDAD 

Se ha demostrado que los cambios en la mojabilidad de una roca de 
yacimiento afectan propiedades tales como la presión capilar, 
permeabilidades relativas, propiedades eléctricas, etc. 

En el caso de las propiedades eléctricas del sistema roca-fluidos la 
mojabilidad juega un papel muy importante en su determinación, ya que es 
un factor que controla la localización y dístríbucíón de fluidos dentro de los 
poros de la roca, La resistividad eléctrica de un cuerpo poroso es 
determinada por la longitud y área transversal de los conductos llenos con 
salmuera. Los conductos muy tortuosos y las áreas transversales pequeñas 
ocasionan altos valores de resístividad La resistividad de una roca también 
es mayor cuando presenta algún contenido de hidrocarburos, ya que éstos 

Figura tomada de Waxman , M11. and Thomas, E.C. "Electrical Conductivities in Shales Sands • I.-
The Retaban Between Hidrocarbon saturation and Reststivity Index. II.- The Temperature Coetficient 
of Electrical Conductiva-y", JPT, February 1974. Pág. 223. 
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no son conductores de electricidad. El incremento debido a la presencia de 
hidrocarburos depende del valor de saturación, de la rnojabilidad y de la 
historia de saturación de la roca. 

En una roca mojada por agua la salmuera ocupa los poros pequeños 
y forma una capa continua en la superficie de la roca. En una roca mojada 
por aceite, la salmuera se localiza en el centro de los poros más grandes. 
Esta diferencia en la localización de la salmuera provoca cambios en el 
comportamiento eléctrico del sistema, los cuales son más importantes para 
valores bajos de saturación de agua. 

En las rocas mojadas por agua, generalmente la salmuera se 
mantiene como un medio continuo, en consecuencia, el aumento en la 
resistividad se debe a la variación en las dimensiones de las rutas por donde 
fluye la corriente eléctrica. En una roca mojada por aceite, en cambio, la 
salmuera no siempre se mantiene como un medio continuo, de manera que 
la corriente eléctrica pierde continuidad en sus rutas, por lo que la 
resistividad crece a un ritmo mayor. 

SISTEMA MOJADO POR AGUA 	SISTEMA MOJADO POR ACEITE 
•, 

zuffermi 

a) Totalmente saturado 

b) Saturación mayor a la critica 

c) Saturación critica 

d) Saturación menor a la critica 

Figura 11,16. Distribución de fluidos dentro de un poro a diferentes saturaciones.  

Figura tomada de Keller, G V. "Effecl o( Wettability on the Electrical Resistivity of Sand'. The Oil 
and Gas Journal. January 5, 1953. Pág. 63. 
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La ecuación de Archie (ecuación 11.13), contiene tres suposiciones 
implícitas, las cuales resume Anderson25  como: 

1? 
„ . ..t. 

1? 
(11.13) 

1) La relación saturación•resistividad es única, lo que implica que 
para cada valor de saturación de agua corresponde sólo un valor de 
resistividad. 

2) El valor de n es constante para un tipo de roca dado. 

3) Toda el agua presente en la roca contribuye a la conducción de la 
corriente eléctrica. 

Esta suposiciones sólo son válidas cuando el medio poroso es 
fuertemente mojado por agua, por que el valor de n depende de la 
distribución de la fase conductora y, en consecuencia, de la mojabilidad. 

Los efectos de la mojabilidad en el exponente de saturación, n, se 
hacen más importantes a medida que la saturación de agua disminuye. Por 
ejemplo, para una roca mojada por aceite, los valores de S, ocasionan más 
desconecciones de la fase conductora provocando la presencia de 
"glóbulos.' de agua que no contribuyen a la conducción de corriente por estar 
completamente rodeados por aceite. Ver figura 11.16, 

Como se mencionó anteriormente, para una roca mojada por agua, y 
con un alto valor de Sw , el agua llena los poros más pequeños y cubre la 
superficie de los sólidos con una capa continua, mientras que el aceite se 
localiza en el centro de los poros más grandes. 

En este caso, toda el agua forma un medio continuo y permite el paso 
de corriente eléctrica; aún cuando S, va disminuyendo hacia el valor de 
saturación irreductible de agua (S„,), esencialmente toda el agua permanece 
continua y conductiva, en este caso se observa un valor de n casi invariable 
e igual a 2. Si el valor de n se incrementa un poco, cuando Sr, tiende a Sw„ 
el incremento se debe a la disminución del área transversal de flujo del 
medio conductor. 



Para un sistema mojado por aceite, los hidrocarburos se localizan en 
los poros más pequeños, mientras que el agua se encuentra en el centro de 
los poros más grandes. Para valores altos de Sw , el agua se mantiene como 
un medio continuo, tal como sucede en un sistema mojado por agua, 
aunque su localización sea diferente. Para estas condiciones n se comporta 
de una manera similar a los sistemas mojados por agua, manteniendo su 
valor bastante cercano a 2. Pero, a diferencia, cuando la saturación de agua 
disminuye, una porción de ella no contribuye a la conducción de electricidad, 
encontrándose en ocasiones que el valor de n aumenta cada vez que el 
valor de Sw  sufre un decremento, aunque en otros casos se debe disminuir 
bastante la saturación de agua para que n se incremente25. Para valores 
muy bajos de saturación de agua (<35%), se pueden obtener valores de n 
por encima de 10, para rocas mojadas por aceite. 

El efecto que tiene la mojabilidad sobre los parámetros a y m no ha 
sido totalmente establecido, probablemente la poca información al respecto 
obedece a que diversas investigaciones experimentales han permitido 
visualizar que sus valores no depende en gran medida de las caracteristicas 
de mojabilidad de la roca. 
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CAPITULO III 

PROCEDIMIENTOS TEORICOS Y EXPERIMENTALES 
PARA OBTENERLOS 

La gran cantidad de factores que influyen en el comportamiento de 
flujo de la corriente eléctrica en un medio poroso impide el desarrollo de 
expresiones matemáticas que sean aplicables universalmente, por ello la 
mayoría de las ecuaciones que relacionan las propiedades eléctricas de una 
roca con otras de sus características han sido desarrolladas empiricamente, 
A la par de este desarrollo ha crecido la necesidad de contar con métodos 
confiables para determinar los parámetros a, m y n , involucrados en la 
mayoría de los casos. 

A lo largo de los años se han propuestos diferentes métodos para 
obtener estos parámetros, los cuales pueden clasificarse dentro de dos 
grandes grupos: experimentales y teóricos, aunque esta clasificación resulta 
ser relativa, ya que casi todos los métodos teóricos incluyen elementos 
experimentales y viceversa. 

Una gran ayuda ha sido la utilización de registros geofísicos de pozos 
para,  el desarrollo de nuevas expresiones que cumplan tal fin; sin embargo, 
la mayoría de las correlaciones obtenidas por estos medios suelen tener una 
aplicabilidad restringida. 

Otras de las herramientas usadas en el desarrollo de correlaciones 
para a, m y n son las técnicas estadísticas. 

En este capítulo se incluyen algunos métodos desarrollados para 
determinar los parámetros petrofisicos de resistividad. 
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111.1 METODO CONVENCIONAL 

El primer método empleado para obtener los parámetros a, ni y a 
consiste en un procedimiento experimental utilizado por Archie en los 
trabajos en los cuales introdujo los conceptos de exponente de 
cementación, m, y exponente de saturación, n, Posteriormente, Winsauer 
et at2  utilizó el mismo procedimiento para obtener la correlación 
experimental, entre el factor de formación y la porosidad, que incluye al 
factor geométrico, a. 

El método toma como punto de partida datos experimentales de 
saturación, porosidad y resistividad de muestras de núcleos de formaciones 
geológicas de interés, y es considerado como la mejor opción para obtener 
el valor de a, ni y a, por lo que sigue usándose cuando se cuentan con 
núcleos para su análisis en laboratorio. 

Para la obtención de los valores de a y ro el método consiste en 
determinar los valores de resistividad de muestras saturadas 100% con una 
salmuera (este valor de resistividad se denota mediante R0 ). La salmuera 
utilizada tiene un valor conocido de resistividad, R. Las determinaciones de 
R, y RW  se realizan a la mayor cantidad de muestras posibles, de una misma 
formación, determinándose además el valor correspondiente de porosidad, 
0, para cada muestra, Con estos datos y empleando la definición de factor 
de formación ( F = R, I R„ ), se procede a construir la gráfica con los valores 
de F y 0 de cada muestra. Si dicha gráfica se construye en escala log-log, la 
serie de puntos obtenidos tienden a ajustarse a una línea recta de pendiente 
negativa, cuya forma general es la ecuación general de Archie (ecuación 
111.1). 

Los valores del factor geométrico, a, y el exponente de cementación, 
m, pueden leerse directamente de la gráfica, ya que el valor de m es igual al 
de la pendiente de la recta ajustada, mientras que a es el valor que toma F 
cuando la porosidad es igual a 100%. La determinación de la recta que 
mejor se ajusta a los puntos F vs 0 puede realizarse utilizando programas 
de cómputo elaborados para tal efecto o bien, paquetes comerciales de 
graficación. 

Para ejemplificar el método anterior, se tomaron datos de Waxman y 
Smits3, quienes midieron la porosidad y el factor de formación a muestras de 
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arena con diferentes grados de arcillosidad. Estos datos se presentan en la 
tabla 111.1, y corresponden al grupo número 2 de datos de la referencia 
citada. 

TABLA 111.1 

VALORES DE 0 Y F PARA ARENAS ARCILLOSAS' 

Número de muestra Porosidad, 0 (%) F 
1 20.2 19.4 
2 21.1 18.2 
3 25.8 11.4 
4 19.3 24.7 
5 20.7 18.7 
6 20.0 20.8 
7 18.9 22.1 
8 18.2 28.2 
9 16.1 33.0 
10 14.9 36.3 
11 15.9 37.1 
12 11.6 74.3 
13 18.6 25.1 
14 17.4 31.2 
15 16.3 35.8 

La figura 111.1 muestra la gráfica, en escala log-log, de los valores de la 
tabla anterior. Realizando un ajuste mediante la técnica de regresión se 
obtienen los valores de a y m que definen a la recta que mejor se ajusta a 
los datos. 

El ajuste realizado a los puntos de la tabla 111.1 da como resultado 
valores de m= 2.32 y a = 0.50. 

Para determinar el exponente de saturación, n, el método 
convencional se basa en un arreglo de la ecuación general de Archie. La 
ecuación reescrita es: 

111 
Datos tornados de Waxman, M.H. and Smits, L.J.M "EIectrical Conductivities in 011-Bearing Shaly 

Sands". Soc Pet. Eng. J. (Juno 1968) pp 107-122; Trans. AIME. 243. Pág 112.  
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Figura 111.1. Gráfica de F vs 0 para muestras de 
arenas arcillosas de Waxman y Smits 

La ecuación 111.2 también se puede expresar como: 

II 
lag 4 	nlogS„, •r lag( 

Mediante mediciones de laboratorio en muestras de núcleos se 
obtienen parejas de puntos R, - S,„ los cuales se grafican en papel log-log, 
(figura 111.2). A continuación se realiza un ajuste por mínimos cuadrados 
entre los puntos R1 vs S,. El valor de n se obtiene evaluando la pendiente de 
la recta ajustada. 

La forma mas usual de obtener n es empleando el concepto de Indice 
de resistividad, /, (1 = R, 1 R0 ). Los términos de la ecuación 111.3 pueden 
combinarse para obtener la ecuación: 

I01; = 11 logS„ 	 (111.4) 

Graficando los valores de / vs Sw  en escala log-log se obtiene una 
forma matemática equivalente de la gráfica R, vs Sw , la cual da el mismo 
valor de ti. (figura 111,3). 
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Figura 111.2. Relación R, vs Sw 	Figura 111.3 Relación I vs Sw  

100 -- 

0.01 	0.1 
Saturación de agua, Sw (fracción Saturación de agua, Sw (fracción) 

Para ejemplificar el método de obtención de n se emplearon los 
siguientes valores de / y Sw , determinados de muestras de núcleos del pozo 
Poza Rica 391, obtenidos en el Departamento de Ingeniería de Yacimientos 
de Petróleos Mexicanos en Poza Rica Veracruz: 

TABLA 111.2 

VALORES DE / Y Sw  EN MUESTRAS DEL POZO POZA RICA 391 

MUESTRA INDICE DE RESISTIVIDAD / SATURACION DE AGUA S„ 
10.4-H 	 2.94 	 52.07 

5.68 	 32.15 
10.4-V 	 2.59 	 49.08 

4.61 	 32.61 
10.5-H 	 2.29 	 45.55 

4,25 	 30.97 
10-5-V 	 2.59 	 54.10 

5.01 	 36.07 
11.5-H 	 3,43 	 45.71 

5.50 	 32.20 
11.8-H-1 	 3 45 	 41.443 

5.74 	 29.12 
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Los datos anteriores corresponden a núcleos cortados de la formación 
Tarnabra y analizados en el año de 1986. 

La gráfica de los puntos anteriores se presenta en la figura 111.4, junto 
con la recta ajustada en el Departamento de Ingeniería de Yacimientos. El 
valor obtenido, mediante el ajuste, para n es de 1.558. 

01 	 0.2 	 0.4 	0.6 	0.8 
Saturación do agua, Sw (fracción) 

Figura 111,4. Relación 1 vs Sw  en núcleos de la 
formación Tamabra (pozo Poza Rica 391) 

111.2 MEDIANTE EL ANALISIS DE REGISTROS GEOFISICOS DE POZOS 

Los parámetros a, m y n pueden determinarse, siguiendo un 
procedimiento muy similar al método convencional, mediante la 
interpretación de registros geoflslcos de pozos. En tal caso, la información 
necesaria para su determinación es obtenida de diversos registros corridos 
en las formaciones de interés, De dichos registros se deben determinar 
valores como la resistividad verdadera de la formación, R1, resistividad del 
agua de formación, Rw , resistividad de la roca saturada 100% con agua, R0. 
asi como también información acerca de la porosidad, 0, y saturación de 
agua de la formación, Sw . 

Con estos fines se han desarrollado diversas herramientas de 
registros, asi como también diferentes técnicas de interpretación de las 
corridas realizadas. Concretamente, los registros de resistividad han sido 
empleados durante mucho tiempo para determinar valores útiles en el 
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cálculo de saturaciones de agua e hidrocarburos y en la determinación de 
los valores del factor de formación y el índice de resistividad. Gran 
importancia se le ha dado a la determinación del valor de R, debido a su 
relación con la saturación de hidrocarburos en la región no alterada por 
efectos del lodo de perforación, y al valor de resistividad de la zona lavada 
por el filtrado de lodo, Rx0, debido a la importancia que tiene en el cálculo de 
F y en la determinación de la movilidad de los hidrocarburos. 

El registro de Potencial Espontaneo (SP) ha sido empleado para 
determinar el valor de Rw , además de otros usos de mucha utilidad. Este tipo 
de registros miden las corrientes eléctricas que se origina al interactuar el 
lodo de perforación con el agua presente en las formaciones. Aunque 
siempre es preferible la determinación del valor de R„,, de una muestra de 
agua producida, en muchos casos se puede obtener un valor 
razonablemente bueno a partir de la curva de SP, registrada en formaciones 
limpias. 

Para determinar el valor de R., a partir de un registro de SP se utiliza 
la expresión 111.5: 

SSP 	K log 
kte 	 (111.5) 

donde: 
SSP = potencial espontáneo estático (es la lectura de la 

deflexión de la curva SP frente a una formación limpia, 
de gran espesor y con S,„, = 100%) 

K = coeficiente de proporcionalidad dependiente de la 
temperatura, (adim.) 

R„,,, = resistividad equivalente del filtrado del lodo, (ohm-m) 
R„ = resistividad equivalente del agua de formación, (ohm-m) 

El valor de SSP se determina de la curva SP y es la detlexión medida 
desde la linea base de lutitas en la zona de interés, el valor de K se obtiene 
mediante las expresiones: 

	

K=614-0.133r,F 	 (111.6) 

K=65+0.24 1', 
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Con los datos del registro y el uso de cartas de corrección se 
determina el valor verdadero de Rw  a partir del valor equivalente Rwe. 

El valor de R,„ también puede obtenerse a partir de registros de 
resistividad corridos en formaciones limpias saturadas 100% con agua, y 
puede ser usado en formaciones con presencia de hidrocarburos cuando se 
tienen caracteristicas similares entre ambas formaciones y el agua presente.  

Además de los valores de resistividad, también se requiere tener 
información acerca de los valores de porosidad para poder determinar los 
parámetros petrofísicos de resistividad, La porosidad de una formación 
puede obtenerse a partir de registros geofísicos como el Registro Sónico, el 
Registro de Densidad o el Registro Neutrón. La respuesta de todas estas 
herramientas ante una formación se ve afectada por la porosidad, el 
contenido de fluidos y la matriz de la formación. Se han desarrollado 
técnicas especiales para distinguir los efectos debidos a los fluidos 
contenidos en la formación y el efecto que tiene la matriz de la roca, de 
modo que la respuesta de estas herramientas se puede relacionar con el 
valor de la porosidad. 

Los valores de resistividad necesarios se obtienen empleando 
herramientas de registros eléctricos, las cuales han tenido un desarrollo muy 
importante. Se pueden emplear registros eléctricos convencionales, de 
inducción, registros enfocados, de microresistividad y, más recientemente, 
los que se pueden usar en pozos entubados, etc, 

La información acerca de la saturación de fluidos se obtiene 
generalmente combinando lecturas de registros eléctricos y de porosidad 
Para tal efecto se han desarrollado una gran cantidad de métodos, por 
ejemplo, el de Superposición Logarítmica, Curvas de Resistividad contra 
Porosidad, Método de Zona Lavada, Método de Zona Invadida, etc.4  

111.3 CORRELACIONES EXPERIMENTALES 

A partir de información de registros geofísicos e información 
proveniente de análisis de muestras de núcleos en laboratorio, se han 
establecido correlaciones experimentales para obtener valores de los 
parámetros a, m y n. Por ejemplo, Glanville5 propuso una técnica de 
interpretación de registros para evaluar las propiedades de capas delgadas 
de arenas productoras de aceite con valores bajos de resistividad, 
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raramente encontradas, las cuales son a mentido identificadas como 
saturadas 100% con agua cuando se analizan mediante técnicas 
convencionales.  

El método propuesto por Glanville se deriva de la interpretación de 
registros geofísicos e información de análisis de núcleos y, para su 
utilización, sólo requiere de un registro eléctrico de inducción y uno de 
densidad con una curva de rayos gamma, combinado con una serie de 
correlaciones propuestas por el, 

Una de las partes fundamentales del método es el cálculo de la 
saturación de agua. la cual se realiza aplicando la ecuación de Archie 

R.v. =  

R, 	R, 
(111,8) 

Para aplicar la ecuación anterior, se obtienen los valores de 
resistividad del registro eléctrico, mientras que para obtener el valor de n 
propone la expresión 

r. 3, 42 0, + 0, 729 
	

(111.9) 

La técnica propuesta por Glanville implica también la determinación 
del valor del factor de formación para la zona de interés. Esta determinación 
se realiza mediante la utilización de una gráfica, la cual se reproduce en la 
figura 111.5 

Porosidad efe 
	

do 

Figura 111,5. Correlación para obtener el valor de F a partir del 
valor de porosidad efectiva obtenido del registro de densidad 

Figura tomada de Glanville, C.R. "Log Interpretation of Thinly-Bedded, Oil-Productive Sands With 
Unusually Log Resistivities". Transcrip from lith Annual Logging Symposium, Society ot 
Professional Well Log Analysts, 1970. Pág. 26. 
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En la gráfica anterior el factor de formación se puede obtener 
aplicando la siguiente relación: 

Para valores de 0, > 19%: 

	

F.-0;m 	 (111.1 O ) 

Para valores de 0, < 19% 

	

F=47.6-173.60„ 	 (111.11) 

Aunque la determinación del valor del exponente de cementación, m, 

y del factor geométrico, a, no se incluye, se puede realizar directamente de 
la curva, Para valores de porosidad efectiva en el rango de 0.13 5 O, 5 0.19 
aproximadamente, el valor de m es constante e igual a 1.61; mientras que a 

también permanece constante con un valor de 1. 

Para observar el comportamiento de a y m se preparó la figura 111.6, 
en la cual se trazaron tangentes a la curva de la figura 111.5 y se obtuvo la 
ecuación correspondiente a cada una de ellas. 

0.01 	 0.1 
Porosidad efectiva, Oe 

Figura 111.6. Variación en los valores de a y m para valores de 
porosidad menores a 19% 
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Porosidad efectiva, 0e 

Figura 111.8. Correlación para obtener rn a partir del valor de Oe  
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Las figuras 111.7 y 111.8 presentan correlaciones gráficas para obtener 
los valores de a y rn a partir del valor de porosidad efectiva obtenida del 
registro de densidad. 

a 20 

ucl7  
.71)  10 
E o 
a) a) 5 
o  

a 
u. 

1 - 
0.01 	0.02 	0.04 	0.08 

	
0.2 

Porosidad efectiva, Ole 

Figura 111.7. Correlación para obtener a a partir del valor de 08  

Como la correlación anterior se han establecido algunas otras, las 
cuales fueron desarrolladas para campos específicos, pero que podrían ser 
utilizadas en otros campos similares haciendo uso de factores de corrección 
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adecuados. Un ejemplo más es la correlación gráfica propuesta por 
Traugott6, la cual fue desarrollada para el campo Cato de la formación San 
Andrés en Nuevo México. Este campo produce hidrocarburos de una 
dolomita situada entre una capa de anhidrita masiva y capas de calizas. La 
correlación de Traugott se reproduce en la figura 111.9. 

Para obtener el valor de m de la figura 111.9 se entra con el valor de 
porosidad del registro sónico de porosidad (SNP) y se traza paralela al eje 
de las abcisas, de manera que pase por dicho valor, posteriormente se 
determina la separación entre la curva de tiempo de transito y la de 
porosidad (esta separación se mide en divisiones del registro). Con este 
valor se entra por el eje horizontal. El valor de m se obtiene en el punto 
donde se intersectan ambas líneas,(ver figura 111.9). 

Otro ejemplo de este tipo de correlaciones es la ecuación 111.10, la 
cual fue desarrollada para su aplicación en el campo de la Bahía Prudhoe 
en Alaska'. 

20 

e: 
z in 

11 	 í / 

;I; 10 I 	/7/  
711» 	 / ,' / 

5 	/ 

0 	1 	2 	3 	4 	5 	6 

Separación de la curva del registro sónico a la derecha 
de la curva del SNP, (divisiones del registro) 

Figura 111.9, Valor del exponente de cementación, ni, en función 
de la lectura del registro Neutrón SNP y la separ9ción entre las 

curvas SNP y Tiempo de Transito 

Filtini tontada de McCoy, D.D. and Grieves, W A "Use of Resistivity Logs to Calculate Water 
Saturation in the Prudhoe Bay Field". Trans of SPE 69 th. Annual Technical Conference. New 
Orleans, LA. September 1994, Pág.7. 

,20 	m421 	m'24 m4, .6 m 4 18 01430 



logS„. 
	 (111.12) 

En la ecuación anterior los valores de R, y S„, se determinan mediante 
mediciones en núcleos, mientras que R, se determina de un registro de 
inducción. Los valores de resistividad deben ser corregidos a una 
temperatura de 23° C y Sw  corregida por efectos de presión. 

Correlaciones como las anteriores presentan el inconveniente de ser 
aplicables sólo a campos que sean muy similares a aquellos para los cuales 
fueron desarrolladas, por lo que para su utilización se requiere de un estudio 
comparativo de los factores que afectan el comportamiento de flujo de 
corriente eléctrica en la roca. 

Otros investigadores han tratado de establecer correlaciones más 
generales, empleando un gran número de muestras de núcleos o 
información de registros geofísicos, de diferentes orígenes estratigráficos, 
las cuales presentan diferentes características de permeabilidad, porosidad, 
tortuosidad, etc. Muchas de estas correlaciones han sido obtenidas 
mediante tratamientos estadísticos a grandes cantidades de datos 
disponibles en la literatura y con el auxilio de programas de cómputo. 

Un ejemplo de este tipo de correlaciones es la expresión de Raiga-
Clemenceaus, que relaciona el exponente de cementación, ni, con la 
permeabilidad, ecuación 111.13.  

7 

logk+2 
(111.13) 

donde k es el valor de la permeabilidad en milidarcies y se asume un 
valor de a = 1. 

La ecuación anterior ha sido probada y da buenos resultados en 
formaciones granulares 

Sethi9  propuso una correlación para determinar el valor de tn, como 
resultado de un desarrollo teórico que involucra las ecuaciones de Humble y 
de Archie. 



La correlación de Sethi es: 

m= 2,05-- 
	 (111.14) 

Ecuación que es aplicable a formaciones de tipo granular, lo cual fue 
comprobado por el mismo investigador haciendo determinaciones del factor 
de formación, empleando los datos con los que fue desarrollada la ecuación 
de Humble. 

Sethi propone la relación representada en la ecuación 111.15, para ser 
empleada en formaciones granulares limpias, pero aclara que su uso es 
recomendable en casos en que no se tenga un buen grado de conocimiento 
acerca de los parámetros que permitan establecer una correlación especial 
para tal efecto. 

- 2 F=d°  (111.15) 

Gómez Rivero y colaboradores'°  desarrollaron un método de análisis 
de registros de pozos de campos mexicanos, el cual incluye la 
determinación de los parámetros a y m. 

Mediante el estudio de una gran cantidad de datos de análisis a rocas 
de México y el extranjero se encontró la expresión experimental: 

m 1 =A-Blog a 	 (111.16) 

En la ecuación anterior rnH  y a son parámetros de la ecuación: 

a 	 (111.17) 

La ecuación anterior se diferencia de la ecuación de Archie, (ecuación 
111.18), en el exponente al cual esta elevado el valor de la porosidad, de 
modo que un mismo valor de exponente de cementación daria valores 
distintos de F si se aplica la ecuación 111.17 que si se aplica la ecuación 
111.18, a menos de que se conozca el valor de a. 

0 
	 (111.1 8) 



104 

En realidad, mil  es el exponente de cementación en las expresiones 
del tipo de Humble, (ecuación 111.1 ). 

Parar encontrar la relación entre rnii  y m se igualaron las ecuaciones 
111.17 y 111.18 para llegara la ecuación siguiente: 

nin  log0 — log a) 
ni= 

log0 

Por otra parte, despejando mil  de la ecuación 111.17 y sustituyendo su 
valor en 111.16, se obtiene: 

log 	
log0÷ log F 
I + B log 

(111.20) 

Las expresiones 111.16 y la 111.20 permiten determinar los valores de a 
y mil  usando solamente valores de porosidad obtenidos de registros de 
pozos. 

Los valores de las constantes A y B incluidas en dichas ecuaciones 
fueron obtenidos por medios estadlsticos y son los siguientes: 

IIESIDERWA A fi 

Arenas 	1.79 	1.29 
Carbonatos 	1.99 	0.87 

Otra expresión para determinar el valor de m fue propuesta por 
Aguilerall, la cual es aplicable a yacimientos naturalmente fracturados: 

!oil 	I 

	

v0 — I — 	0,""" 

log0 

donde: 
m = exponente de cementación 
mb  = exponente de cementación de la matriz 
0b  = porosidad de la matriz, (fracción). 
y = coeficiente de partición (fracción de la porosidad total que 

corresponde a fracturas) 

(111.19) 

(111.21) 
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Entre las técnicas más nuevas para obtener los parámetros 
petrofisicos de resistividad se encuentra el método CAPE (Core Archie-
parameters Estimation), desarrollado por Maute, Lyle y Sprunt'2. Este 
método determina los mejores valores de a, m y n, minimizando el error en 
el cálculo de la saturación de agua. El error, c, está dado por: 

(111.22) 

  

donde: 

j= número de núcleo. 
= número de medición en cada núcleo j. 

= i-esima medición de saturación de agua en el núcleo 
(fracción) 

Rlii = i-esima medición de resistividad en el núcleo j, ()-m) 
R„,i = resistividad del agua que satura el núcleo j, (11-m) 
q= porosidad del núcleo j, (fracción) 

Los valores óptimos de a, ni y n se obtienen resolviendo el sistema de 
ecuaciones simultáneas: 

a 

9m 
	 (111.23) 

de 

El método CAPE utiliza mediciones de resistividad en núcleos con S, 
menor 100% en la determinación de a y m, los cuales son usados también 
en la determinación de n. 

En 1994 Ma et al 13  propusieron una correlación para obtener el valor 
de ni a partir de datos de mediciones de presión capilar, los datos obtenidos 
de experimentos de Inyección de mercurio en núcleos y que son necesarios 
en la determinación de m, son: la porosidad, 0, el factor de estructura de 
poro, G, y el valor de la presión mínima para que el mercurio entre en los 
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poros de la roca, (presión de umbral), Pe , el exponente de cementación es 
obtenido aplicando la ecuación: 

nt 	log( 
4,071/1„1"16 0152.1 ) 3.048 

 
log0 	log 

donde: 
Pe  en (psi) 
0 (fracción) 
G (adim,) 

Aplicando la ecuación anterior, los autores obtuvieron valores de ni 
razonablemente cercanos a los reportados en la literatura. 

111.4. CORRELACIONES TEORICAS 

Otras correlaciones para obtener los valores de a, m y n han sido 
desarrolladas con base en suposiciones teóricas y el empleo de las 
ecuaciones originales de Archie. 

En 1950, Wyllie y Rose" publicaron un trabajo en el cual hacen un 
estudio de algunas consideraciones teóricas que se deben tomar en cuenta 
en la interpretación cualitativa de registros eléctricos, En dícho trabajo se 
propone una correlación teórica para la determinación de ni, (ecuación 
111.25). 

1»0 

111=
T 	= z 	, 
1110 

(111.25) 

donde T = tortuosidad del medio poroso, (aditn.), 

Mientras que para obtener el exponente de saturación la ecuación 
propuesta es: 

PU= 
	 (111,26) 

(111,24) 
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donde Te  es el valor de la tortuosidad que tendría el medio poroso analizado, 
si sólo estuviera saturado con agua. 

Adicionalmente, se presenta otra expresión (ecuación 111.27) entre la 
porosidad y el factor de formación: 

N r 	
(111.27) 

En la cual N es igual al número de poros en cualquier área transversal 
al flujo de un fluido en el medio poroso, F1 es el factor de formación para flujo 
de un fluido. 

De la ecuación anterior puede derivarse teóricamente una expresión 
para determinar el valor de a, ya que das ecuaciones 111.25 y 111.26 fueron 
desarrolladas suponiendo que el flujo de corriente eléctrica en un medio 
poroso es muy similar al flujo de fluidos en el mismo medio. 

arN T 	 (111.28) 

No obstante que Wyllie y Rose comprobaron la validez de sus 
expresiones con datos de laboratorio, las investigaciones más recientes 
indican que el flujo de corriente eléctrica en un medio poroso presenta 
características diferentes al flujo de fluidos en el mismo15. 

Kwon y Pickett16, presentaron una correlación para calcular m, la cual 
fue introducida en un trabajo donde proponen un modelo idealizado de 
medio poroso, basado en una red de conductos porosos como los 
mostrados en la figura 111.10 

Las formas seleccionadas para representar los poros y conductos 
están basadas en la inspección de microfotografías de areniscas. 

Asumiendo una relación entre el factor de formación y la porosidad, 
del tipo F = 9r, proponen la siguiente expresión para obtener In: 

log(/ IRJ) 

log 0, /0 
(111.29) 
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XA 

Poro rectangular 
	

Poro triangular 

Figura 111,10. Conductos porosos, según el modelo de Kwon y Pickett' 

En la cual R, 15'1  son los valores de resistividad para una S„ = 100%, 
(Rw  = constante), para un valor de porosidad 0, .01  respectivamente. En la 
determinación de In solo se requieren valores "relativos" de porosidad, los 
cuales son representados por (0,112; ), y las correspondientes resistividades 
relativas (R, 11:21 ). 

Variando las condiciones de porosidad relativa, Kwon y Pickett 
obtuvieron la relación representada en la ecuación 111.30, la cual resultó 
independiente de la distribución del tamaño de los poros usados. 

r =0-3 	 (11130) 

Los autores comentan que, aunque la forma de la relación anterior es 
comúnmente encontrada en la práctica, el valor de m =3 les parece grande 
para el modelo utilizado y recomiendan investigación adicional para dicho 
modelo propuesto. 

Por otra parte, Pérez-Rosales15, partiendo de la idea de que sólo una 
parte de la porosidad total contribuye a la conducción de corriente eléctrica, 
0,, mientras que la parte restante, 0s, corresponde a regiones que no 
participan en la conducción, establece la relación: 

0 =Om , 	 (111.31) 

donde: 
0, = porosidad de flujo 
0 = porosidad total (0 = Of  + 0,) 
m = exponente de cementación 

Figura tomada de Kwon, B S. and Pickett, G.R. "A New Poro Structure Model and Pore Structure 
Relationships". Tianscrip from 11th Annual Logging Symposium, Society of Professional Well Log 
Analysts, 1970, pp. P1-1314. 



De la ecuación anterior: 

log01  = log(0'") 

log0, = m log0 

y finalmente: 

log0, 

log0 

Teóricamente el valor de m se puede obtener de la expresión anterior; 
el problema radica en la forma de obtener el valor de la porosidad de flujo. 

109 

(111.32) 
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CAPITULO IV 

VALORES DE a,mYnYSU RELACION 
CON LOS TIPOS DE ROCA 

En muchas ocasiones se ha hecho uso indiscriminado de valores de 
los parámetros a, m y n obtenidos empíricamente bajo condiciones 
especificas, los cuales han sido aplicados en yacimientos que poseen 
características diferentes a aquellos para los que fueron obtenidos. Tal es el 
caso de los valores propuestos por Archie y de los considerados en la 
ecuación de Humble para el cálculo del factor de formación o bien la 
utilización del valor de n = 2 para cualquier roca mojada por agua. 

Por otra parte, los estudios experimentales han arrojado como 
resultado gran cantidad de valores diferentes para cada uno de estos 
parámetros y, en general, la utilización de uno u otro valor conduce a 
interpretaciones diferentes, las cuales pueden ser confusas o incluso 
erróneas. De ahí que el Ingeniero de Yacimientos o aquel que interprete 
registros geofísicos de pozos tenga que decidir cuáles de estos valores son 
los adecuados para cada caso. 

En situaciones donde se cuente con muestras de núcleos de la zona 
de interés, siempre es recomendable la determinación de los valores de a, m 
y n en laboratorio, pero si ésto no es posible, entonces se deben elegir entre 
los valores establecidos en la literatura, aquellos que hayan sido obtenidos 
bajo condiciones lo más similares posibles. 

En este capitulo se presentan valores de a, m y n obtenidos de una 
investigación bibliográfica, la cual incluye los tipos de roca de mayor 
importancia en Ingeniería de Yacimientos. 
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H5 

Como se mencionó en el Capitulo II, el valor de los parámetros a y m 
dependen muy estrechamente de las características del espacio poroso 
presente en las rocas, mientras que el valor de n depende grandemente de 
la distribución de los fluidos en el medio poroso. 

Las rocas de interés en la Ingeniería de Yacimientos se pueden dividir 
en dos grupos principales: areniscas y carbonatos. Estos grupos de rocas 
sedimentarias se diferencian, entre otros aspectos, por las características 
que presentan sus estructuras porosas. En el punto 11.4 de este trabajo se 
habla de las diferencias en el tipo de sistema poroso, mientras que el punto 
11.8 se trata el efecto que tiene la mojabilidad y, en consecuencia, la 
distribución de los fluidos sobre n. Los efectos producidos por cambios en la 
mojabilidad sobre el exponente de saturación son similares para las 
areniscas y carbonatos, existiendo algunas diferencias debido al carácter 
homogéneo de las primeras' . 

A continuación se reportan los valores del factor geométrico, a , el 
exponente de cementación, m , y el exponente de saturación, n , de un 
estudio en cerca de 100 fuentes de información, las cuales incluyen 
diferentes rocas. 

IV.1 ARENAS Y ARENISCAS 

Los sedimentos clásticos o detriticos, cuyo tamaño está comprendido 
entre 1/16 mm y 4 mm son denominados como arenas. Estos sedimentos se 
componen básicamente de granos de cuarzo y feldespatos, pero pueden 
contener otro tipo de minerales resistentes. Cuando estos granos se litifican 
dan lugar a las areniscas. 

En cuerpos de arenas se han identificado un rango de variación del 
factor geométrico, a , que va de un valor mínimo de 0.352  a un máximo de 
16.53, la variación para in es de 0.442  a 3.004  y para n de 1.153  a 11.75  

Dentro del grupo de las arenas son comúnmente citadas las arenas 
limpias, que son aquellas que no presentan ningún contenido de arcillas, El 
valor de a para éstas se encuentra generalmente entre 0.87 y 2.07, mientras 
que el exponente n varía entre 1.43 y 11.7 
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Para las arenas arcillosas se tiene variación en el valor de estos 
parámetros. A medida que aumenta el contenido de arcilla el valor de m 
disminuye, mientras que a aumenta. El valor de n no es fuertemente 
influenciado por la presencia de arcillas, en cambio si lo es por los cambios 
en la inojabilidad, alcanzando valores maximos las arenas mojadas por 
aceite y aquellas con saturaciones de agua muy bajas. 

Los valores más bajos de 111, generalmente son para aquellas arenas 
que son muy poco consolidadas, y el valor aumenta conforme avanza su 
estado de consolidación. Este aumento ha sido asociado con el incremento 
en la tortuosidad y constricción del sistema poroso. 

Las areniscas presentan valores de a en el intervalo de 0.48 < a < 17.7, para 
m, el intervalo de variación es de 0.66<rn<2.15 y para o de 1.13 < n < 5.19, 

Los valores más bajos de ni en areniscas han sido asociados con 
presencia de fracturas6  y con aquellas areniscas formadas por particulas 
bien clasificadas y cuya forma tiende a ser esférica, 

Los valores más altos de ni, en areniscas, han sido detectados en 
rocas constituidas por partículas de tamaños variables y con alto contenido 
de materiales cementantes como silicatos y carbonatos. Estas condiciones 
provocan un aumento en la dificultad del flujo de la corriente eléctrica en el 
seno de la roca, y también una disminución en la porosidad de ésta. 
Además, también se han identificado valores altos de ni, en areniscas cuyas 
partículas son muy angulosas o bien aquellas que contienen arcillas (ya que 
las partículas de arcilla son de forma bastente Irregular); sin embargo, 
cantidades considerables de arcilla provocan una disminución en el valor de 
ni debido al efecto de doble capa ionica, efecto que se acentúa cuando el 
agua saturante es muy resistiva. 

El valor de n en areniscas arcillosas disminuye cuando la fase mojante 
es la conductora de electricidad y, geneialmente, toma valores bastante 
cercanos a 2 (ver punto 11.5). La variación de este parámetro es muy poca; 
sin embargo, los cambios en la mojabilidad en este tipo de rocas provocan 
fuertes aumentos en el valor de n. 
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IV.2 ROCAS CARBONATADAS 

Las rocas carbonatadas generalmente son clasificadas en calizas y 
dolomías. Las calizas son rocas constituidas principalmente por carbonato 
de calcio, el cual se precipita en medios acuosos, o bien es producto de 
organismos que lo secretan o que están formados de calcio, como los 
corales. 

Las dolomias son rocas formadas principalmente por el mineral 
llamado dolomita, el cual se compone de un carbonato doble de magnesio y 
calcio. Este tipo de roca se origina por el reemplazamiento de calcio por 
magnesio en la molécula de la roca, fenómeno conocido como 
dolomitización, La dolomitización provoca una disminución en el volumen de 
material sólido en la roca y, por consiguiente, un aumento en el espacio 
poroso de la misma. 

Las rocas carbonatadas son particularmente importantes en México, 
ya que la mayor parte de la producción de hidrocarburos proviene de 
yacimientos localizados en ellas. 

A pesar de que el carácter heterogéneo de los carbonatos limita aún 
más los intentos por establecer valores de los parámetros petrofisicos de 
resistividad para rocas particulares, se han reportado en la literatura 
intervalos de variación, donde generalmente se ubican éstos. 

Para carbonatos con porosidad intercristalina o intergranular el valor 
del exponente de cementación varia entre 1.8 y 2.0. Para rocas de granos 
muy finos, ferrosas, m varia entre 1.7 y 1.9. Para carbonatos de cualquier 
tipo con porosidad de disolución: 2.1< ni < 2.6, el valor más bajo 
corresponde a rocas con cavidades pequeñas, mientras que su valor va 
aumentando con el tamaño de los Mulos. Valores mayores a 2.6 se han 
observado en carbonatos con estructura porosa del tipo oolicástica, llegando 
incluso a valores de 3.07  . 

Los valores de m antes citados son aplicables a carbonatos mojados 
por agua. En el caso de que las condiciones de mojabilidad varlen, el valor 
del exponente de cementación también cambiará. Las razones de tal cambio 
son las mismas que en el caso de rocas clásticas. 

Los valores del factor geométrico, a, para carbonatos, encontrados en 
la literatura, parecen ser casi siempre cercanos y menores a 1, y su 
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variación, al igual que en las arenas y areniscas, está estrechamente ligado 
con el valor de ni. Investigaciones recientes indican que el aumento en el 
contenido de cuarzo provoca una disminución en la permeabilidad en 
carbonatos ferrosos, acompañada de un ligero aumento en el valor de a y 
una pequeña disminución de ni. 

IV. 3 VALORES ESTABLECIDOS POR MEDIOS ESTADISTICOS 

Debido a la amplia variación en el valor de los parámetros a, ni y n 
algunos investigadores han propuesto valores de éstos para un tipo de roca 
en particular, los cuales han sido obtenidos mediante tratamientos 
estadísticos a grandes cantidades de datos de laboratorio, Estos valores han 
sido de mucha utilidad cuando no se cuenta con muestras de núcleos para 
su análisis, y son ampliamente aceptados por los analistas de registros 
geofísicos de pozos. 

Timur et al 9  propone los siguientes valores generales para areniscas: 
a = 1,13 y m = 1.73, valores que obtuvo de un análisis de la información de 
1833 muestras de diferentes partes del mundo, las cuales cubrían un amplio 
rango en características y origen. Estos valores checan razonablemente 
bien con los propuestos por Mendoza Romero y Pérez Rosalesio  : a = 1.033 
y m = 1,732. 

Sethi ll  utiliza los siguientes valores: 

a 	m 
Arenas promedio 1.45 1.54 
Arenas arcillosas 1.65 1.33 
Arenas calcáreas 1.45 1.70 
Carbonatos 0.85 2.14 

Cabe mencionar que la utilización de estos valores sólo es 
recomendada cuando no se cuente con los elementos necesarios para 
establecer los valores propios en cada caso particular. 

Los valores de n más utilizados son el tradicional valor de 2 para 
cualquier tipo de roca mojada por agua y que contenga gran cantidad de 
fluido conductor, mientras que, si la saturación de agua en la roca se acerca 
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a la irreductible, el valor de n se considera mayor a 2, pudiéndose establecer 
su valor en un rango bastante amplio. 

En la literatura consultada no se encontraron valores establecidos 
estadísticamente para n. 
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CAPITULO V 

APLICACIONES DE a, m Y n EN LA EXPLOTACION DE 
HIDROCARBUROS 

En un principio los registros eléctricos de pozos fueron usados 
principalmente en forma cualitativa para correlacionar las formaciones 
penetradas durante la perforación y para obtener algunos indicios de la 
naturaleza de los fluidos presentes en un yacimiento. 

Con el desarrollo de las investigaciones en el campo del flujo de 
corriente eléctrica en medios porosos, se pudo establecer que los registros 
eléctricos son de gran utilidad en la determinación de ciertas propiedades 
que caracterizan a los yacimientos petroleros. 

Dentro de dichas aplicaciones se encuentra la estimación del volumen 
de los fluidos que contiene un yacimiento, en la cual los parámetros a, ni y n 
juegan un papel muy importante. Además de esta aplicación, estos 
parámetros también son útiles en la determinación de la porosidad, el 
cálculo de la resistividad del agua de formación, etc. 

A continuación se describen algunas aplicaciones importantes que 
tienen los parámetros petrofisicos de resistividad. 
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V.I CALCULO DE SATURACION DE AGUA, POROSIDAD Y 
RESISTIVIDAD DEL AGUA DE FORMACION. 

Los parámetros a, m, n han sido usados extensivamente en la 
estimación cuantitativa de algunas características de los yacimientos, Desde 
el primer trabajo donde aparecen éstos', se propone su utilización en el 
cálculo del volumen de agua congénita, la porosidad y la salinidad del agua 
de formación a partir de datos obtenidos de registros eléctricos. En dicho 
trabajo, Archie incluye un ejemplo de aplicación empleando los siguientes 
datos de un pozo en el Este de Texas: 

La resistividad de la formación, leída de un registro eléctrico y 
corregida por efectos de agujero, es de 50 ohm-m. El lodo dentro del pozo 
tiene un valor de resistividad de 2.2 ohm-m, medida a la temperatura de 
fondo de 135 °F. La formación es una arenisca limpia y deleznable. El valor 
de la porosidad es de 0.25, m = 1.8 y a = 1 

Aplicando la ecuación 

	

F.a0' 	 (V.1) 

se obtiene un valor para F aproximadamente igual a 15. 

La resistividad del agua de formación, obtenida mediante mediciones 
directas, es de 0.075 ohm-m. El valor de Ro  obtenido usando la ecuación: 

	

Ro . FA 	 (V,2) 

es de 1.1 ohm-m. 

El cálculo de la fracción del volumen poroso ocupado por el agua de 
formación, se realiza sustituyendo los valores correspondientes en la 
ecuación: 

	

1?„ 
	 (V.3) 

en la cual se emplea un valor de n =2, por lo que: 
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:1.1 
0.1) 

Los resultados obtenidos en el ejemplo anterior, fueron comparados 
por Archie con datos de laboratorio para muestras de núcleos del pozo 
donde se corrió el registro fuente de la información, obteniéndose una 
concordancia bastante buena. 

La salinidad del agua de formación se puede obtener determinando su 
valor de resistividad correspondiente. El cálculo se puede realizar aplicando: 

. 
= 	110-' R. (V.4) 

De esta ecuación se despeja R, para, posteriormente utilizar la figura 
1.5 o correlaciones similares. 

Otra aplicación propuesta, es el cálculo de la resistividad máxima que 
puede alcanzar la zona lavada mediante el empleo de la ecuación V.2, en la 
cual RW  seria sustituida por la resistividad del filtrado del lodo y F sería el 
factor de formación de la zona más próxima a la pared del pozo. En caso de 
que el agua de formación sea más salina que el fluido dentro del pozo, los 
valores de resistividad en la zona lavada que se aproximen al valor máximo 
calculado indicarán que los fluidos de la formación fueron desplazados casi 
completamente por el filtrado del lodo. 

El valor de la porosidad también puede ser calculado empleando la 
expresión V.1, cuando se tienen valores confiables de a y m y lecturas de 
registros eléctricos, corregidas por todos los factores alterantes posibles, 
que permitan determinar el valor de F. Esta aplicación era utilizada a 
menudo antes del advenimiento de los registros de pozos llamados "de 
porosidad", como el registro sónico de porosidad, el de densidad y el de 
neutrón de pared. Con la incorporación de estas herramientas se 
introdujeron técnicas de interpretación de registros que permiten la 
determinación de los elementos que intervienen en el cálculo de la 
saturación de agua congénita, las cuales se basan en la aplicación de 
relaciones del tipo de las ecuaciones V.1 y V.3. En consecuencia, si los 
valores utilizados de a, ni y n no son los adecuados para el tipo de 
formación que se está analizando, se pueden cometer errores graves en los 
cálculos. 
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En la literatura, se han citado gran cantidad de ejemplos que 
presentan la utilidad de los parámetros a, m y n y la importancia que reviste 
la adecuada selección de un valor apropiado para ellos. Uno de ellos es el 
siguiente2: 

Supóngase que se desea evaluar un intervalo de roca carbonatada 
con porosidad del tipo intergranular y con presencia de porosidad de 
disolución, la cual tiene un valor de Rt  = 100 ohm-m y presencia de agua 
intersticial con una resistividad de RW  = 0.1 ohm-m. El valor adecuado de n 
para esta roca es de 1.8 y el valor correcto de m es 2.4. Se desea conocer 
cual seria el resultado de la evaluación del intervalo usando un valor de 
m=2, el cual ha sido muy empleado para las rocas carbonatadas. Se 
consideran dos casos: 

En el primero de ellos, la porosidad es determinada usando registros 
de resistividad como el microlateralog o el proxirnity. Estos registros dan 
lecturas de resistividad de la zona lavada por el filtrado del lodo (Rxo), de las 
cuales se puede determinar el valor de F. Supóngase que el valor de F as( 
obtenido es igual a 100. Empleando la ecuación: 

R, 
	 (V.5) 

se obtiene: 

S, , = 	
1 00 oh 	

= 0. 28 
II -- in 

100 A: 0.1 o hm — 

Valor que es independiente del valor de m; pero si se utiliza la 
ecuación V.1 con los valores de a = 1 y el valor incorrecto de ni = 2, se 
obtiene un valor de F = 0.1, mientras que el valor de F utilizando m = 2,4 es 
de 0.146. 

En el segundo, caso la porosidad se determina utilizando un registro 
de porosidad, de tal forma que su valor es de 14.6%. El valor 
correspondiente para el factor de formación será de 100, si se emplea el 
valor correcto de m = 2.4, pero, si se utiliza el valor incorrecto de m = 2, el 
valor de F será sólo de 47. Aplicando estos dos valores de F en la ecuación 
V.5 se obtienen dos valores diferentes para la saturación de agua: Sw= 28% 
(correcto), y S„„ = 18% (incorrecto), respectivamente, 



Adicionalmente, en este trabajo se usaron los datos del ejemplo 
anterior para realizar una comparación del valor de Sw que se obtiene 
empleando los valores de a y ni, propuestos por Poder y Carothers3  para 
carbonatos: 

Con el empleo de la ecuación: 

 

a k 

O' R, 
(V.6)  

 

la cual resulta de combinar las ecuaciones V.1 y V.3, se calculó la 
saturación de agua con los valores considerados como correctos, según el 
ejemplo anterior, ( a = 1, ni =2.4 y o =1.8), obteniéndose nuevamente el 
valor de Sw = 0.28. 

Utilizando los valores de Porter y Carothers ( a = 0.85 y m = 2,14) y 
manteniendo el valor de n = 1.8 se obtuvo un valor de 	= 0.19. Además, 
utilizando estos mismos valores para calcular el valor de porosidad, 
mediante la ecuación V.1, con un valor de F = 100, se obtiene un resultado 
de F = 0.11, cuando el asumido como correcto es de F = 0.146. 

De lo anterior, se puede mencionar que la utilización de valores 
promedio de a, ni y n, obtenidos estadísticamente, en ocasiones pueden 
provocar errores considerables en los cálculos en los que son considerados. 
En este caso las diferencias entre los valores correctos e incorrectos fueron, 
para SW  de aproximadamente un 10%, mientras que para la porosidad, de 
casi un 4%. 

V.2 CALCULO DE ACEITE MOVIL4  

La saturación del filtrado del lodo, denotada como S„, en la zona 
lavada, puede calcularse mediante la ecuación: 

a 
0" R  (V.7)  
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donde: 

S>0  = saturación del filtrado de lodo, (fracción). 
F = factor de formación, (adim.) 

resistividad del filtrado del lodo, (ohm-in). 
R„ = resistividad de la zona lavada, (ohm-m). 

Además: 

= i-s„r 	 (V.8) 

En la cual Sor, es la saturación residual de aceite en la zona lavada, su 
valor depende de las características de viscosidad de los hidrocarburos y de 
la permeabilidad de la formación. 

Si se compara la saturación del filtrado del lodo en la zona lavada con 
el valor de Sw  en la zona no invadida (ecuación V.6), se puede determinar la 
fracción del volumen total de aceite que el proceso de invasión desplaza. 

De la ecuación V.8: 

y además se sabe que: 

Sor  = 1 -Sxo 	 (V.9) 

Sr, = 1 - S, 	 (V.10) 

En la cual So  es el valor de saturación que tenla la formación antes de 
llevarse a cabo el proceso de Invasión del filtrado de lodo, 

La fracción de aceite desplazado puede calcularse restando la 
ecuación V.9 de la ecuación VIO. Si el valor resultante es multiplicado por 
el valor de la porosidad de la formación, se obtiene el volumen total de 
aceite desplazado, Vod  , (ecuación V.11): 

Vod 	- Sw  ) 0 	 (V. 1 ) 

El cálculo del aceite móvil da una idea de la permeabilidad al aceite 
que presenta la formación y, en consecuencia, de la cantidad de aceite que 
se puede recuperar del yacimiento. 
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V.3 CALCULO DE LA PERMEABILIDAD 

Wyllie y Spanglers  desarrollaron dos expresiones para calcular el valor 
de la permeabilidad absoluta, k, y de la permeabilidad relativa a la fase 
mojante, kr,„ , de una formación. 

Empleando los postulados fundamentales de la ecuación de Kozeny, 
para determinar la permeabilidad. en combinación con las propiedades de 
las curvas de presión capilar y los conceptos de factor de formación e Indice 
de resistividad de un medio poroso, llegaron a las siguientes expresiones: 

,y- 
, 

2.5(r -0) 	11, 2  

Y 

(IS 
11. 	_i!e2 

1 2  S,,, r iutiS„, 
Ju 	

2 

en las cuales: 

K = permeabilidad (md) 
y= tensión interfasial (dina-cm) 
F = factor de formación (F = a 0'')(adim.) 
0 = porosidad (fracción) 
In = saturación de la fase mojante (fracción) 
Pc = presión capilar (dina/cm 2) 
I = indice de resistividad (1= Svin) (adia) 

(V.12)  

(V.13)  
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CAPITULO VI 

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

- El estudio de los fenómenos de corriente eléctrica en rocas, en 
general, y de los parámetros petrofisicos, en particular, implica el manejo de 
diversos conceptos, algunos de los cuales son frecuentemente empleados 
en la Ingeniería Petrolera. Sin embargo, otros de ellos son manejados sólo 
en áreas especializadas de dicha disciplina, como lo es la caracterización de 
yacimientos. 

Entre los conceptos más frecuentemente manejados se encuentran la 
porosidad, la permeabilidad, la saturación de fluidos, etc.; mientras que la 
tortuosidad, la conductividad electrolitica, la resistividad, las características 
de las arcillas, etc., son temas que requieren de un estudio más detallado. 

Antes de intentar comprender el significado de los parámetros a, ,m y 
n, es recomendable una revisión de los conceptos fundamentales analizados 
en el Capítulo I de este trabajo, para lograr un conocimiento más rápido y 
profundo de dichas parámetros. 

- Las características más importantes que definen a los parámetros a, 
m y n, son: el grado de cementación de la roca, la forma, clasificación y tipo 
de empacamiento del sistema de partículas, la tortuosidad del sistema 
poroso, el tipo de porosidad presente (intergranular, intercristalina, yugular, 
etc.), la presencia de sólidos conductores, la presión de sobrecarga que 
soporta la roca, la temperatura a la cual se encuentra ésta, las 
características de mojabilidad de los sólidos y los tipos de fluidos presentes 
en la red porosa. 
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En la práctica, se ha identificado que las características texturales que 
determinan la forma, tamaño, distribución, tortuosidad, constricción de la red 
porosa de una roca, influyen de manera determinante sobre el exponente de 
cementación, ni, y el factor geométrico, a, mientras que las características 
de mojabilidad de los materiales sólidos de la roca y los tipos de fluidos que 
ésta contenga tienen más influencia sobre el exponente de saturación, n. 

-El contenido de arcillas en una roca es una característica que influye 
notablemente en la conducción de corriente eléctrica en ella, por lo que 
afecta de manera importante a los parámetros a, ni y n, ya que contribuye 
adicionalmente a la conducción de corriente eléctrica debido al fenómeno 
conocido como "doble capa fónica conductora", el cual se presenta cuando 
las arcillas se encuentran en contacto con el agua de formación. 

- De no tomarse en cuenta los efectos debidos al contenido de arcillas 
en una roca, los análisis de núcleos o la interpretación de los registros 
geofísicos correspondientes, pueden conducir a resultados bastante 
alejados de la realidad, 

- Se debe procurar que las determinaciones de a, m y n, realizadas 
con base en análisis de núcleos, sean hechas empleando técnicas que 
permitan aproximarse lo más posible a las condiciones que presenta la 
formación en estado natural; de esta forma, la utilización de estos tres 
parámetros, en posteriores aplicaciones, conducirá a mejores resultados. 

- La característica de mojabilidad de una roca es un factor muy 
importante en el comportamiento de n, debido a que tal propiedad determina 
de qué manera se distribuyen los fluidos dentro de la red porosa. 

En rocas mojables por agua, el aceite se encontrarla en el centro de 
los poros mientras que el agua, que es la fase que permite el paso de 
corriente eléctrica, formarla una película continua adherida a los sólidos de 
la roca. Esto provoca que el sistema roca-fluidos tenga baja resistividad. 

Por lo contrarío, si la fase aislante es la que moja los sólidos, el agua 
será el fluido ubicado en la parte central de los poros, y si la roca tiene un 
bajo valor de saturación de agua, la corriente eléctrica fluirá con más 
dificultad por el seno de la roca, presentándose incrementos notables en el 
valor de n 
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- La gran cantidad de factores que influyen en los parámetros a, ni y n 
impiden el desarrollo de expresiones matemáticas de aplicación universal. 
Por este motivo la obtención de ellos se ha realizado principalmente a través 
de análisis de núcleos. 

Existen otros medios para obtener sus valores, entre los cuales se 
encuentran: la interpretación de registros geofísicos, el empleo de 
correlaciones estadísticas encontradas en la literatura y mediante la 
aplicación de modelos teóricos. 

De los métodos antes mencionados, el más confiable es el de análisis 
de núcleos, el cual es un procedimiento caro y tardado, pero conduce a los 
mejores resultados. 

El uso de registros geofísicos proporciona resultados confiables si se 
considera la mayoría de los factores que influyen en la respuesta de las 
herramientas. 

Las correlaciones estadísticas presentan el inconveniente de que en 
ocasiones pueden conducir a resultados muy buenos y en otras a resultados 
bastantes alejados de la realidad. Los modelos teóricos también presentan 
problemas de este tipo. 

- El uso indiscriminado de ciertos valores de a, ni y a para rocas con 
diferentes características, ha conducido a errores graves en la 
caracterización de yacimientos. Es por ello que se requiere de un buen 
conocimiento de los valores que puedan asociarse a un tipo específico de 
roca. 

Las rocas de interés en la Ingeniería de Yacimientos pueden dividirse 
en dos grandes grupos: las areniscas y las rocas carbonatadas, Estos dos 
grupos, y las diferentes clases de rocas que incluyen, presentan diferentes 
valores de a, ni y n, por lo que se deben tener presentes los valores que 
éstos pueden tomar en una roca u otra. 

Estudios experimentales han aportado una gran cantidad de valores 
diferentes para unas cuantas clases de roca. De ahí se presenta la dificultad 
de elegir los valores correctos. 

- SI se cuenta con núcleos, siempre es recomendable su análisis en el 
laboratorio para obtener los valores de a, m y a particulares de la roca en 



cuestión. De no ser posible se deben escoger valores que respondan a 
condiciones lo más parecidas a las presentadas en cada caso. 

- Debido a la estrecha relación de los parámetros petrofísicos con las 
características, tanto de la roca como de los fluidos presentes en ellas, se 
les ha dado una utilidad en la que se incluyan ambos, por ejemplo, en los 
cálculos de: saturación de agua, porosidad, resistividad de la formación, 
aceite móvil, permeabilidad, entre otros. 

Una de las aplicaciones de mayor importancia no sólo para la 
Ingeniería de Yacimientos, sino para la Industria Petrolera, es el cálculo del 
aceite móvil, ya que proporciona información que da idea del aceite que es 
posible recuperar del yacimiento. 
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LISTA DE SIMBOLOS 

Area transversal a la dirección de flujo, (cm2) 
Tensión de adhesión, (dinas/cm) 
Factor que representa la conductividad ionica en función de la 
solución saturante. (Ecuación 1.27), (meg/mi) 
Conductividad, (ohm-ni') 
Conductividad del agua que satura una muestra. (Ecuación 
11.11), (ohm-m4) 
Conductividad de una roca saturada 100% con agua. (Ecuación 
11.11), (ohm-m 1 ) 
Conductividad de una roca arcillosa saturada 100% con agua, 
(ohm-m-1) 
Conductividad debida a los sólidos conductores de la roca. 
(Ecuación 11.11), (ohm-m-1) 
Conductividad de una roca arcillosa saturada parcialmente con 
agua, (ohm-m-1) 
Conductividad debida a la capacidad de intercambio catiónico de 
una arcilla, (ohm-m4) 
Factor de formación, (adim.) 
Factor de formación de una arena arcillosa, (adim.) 
Factor de formación para flujo de un fluido. (Ecuación 111.27), 
(adim.) 
Parámetro dependiente de la geometria interna de un medio 
poroso. (ecuación 1,13), (adim.) 
Factor geométrico, (Ecuación 1.29), (adim.) 
Indice de resistividad, (adim.) 
Coeficiente de proporcionalidad. (Ecuación 111.5), (adim.) 
Longitud, (m), (cm) 
Longitud media, (cm) 
Presión, (atm), (kg/cm2), (psi) 
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Q Gasto de flujo,(cial/seg.) 
Qv 	Capacidad de intercambio catiónico de una roca por unidad de 

volumen, (mey/m1) 
R 	Resistividad, (ohm-m) 
Rf 	Resistividad debida a la presencia de sólidos conductores, 

(ohm-m) 
Rmf 	Resistividad equivalente del filtrado del lodo, (ohm-in) 
Ro 	Resistividad de una roca saturada 100% con agua, (ohm-m) 
R, 	Resistividad de una roca saturada parcialmente con agua, 

(ohm-ni) 
R„. 	Resistividad del agua de formación, (ohm-m) 
R„ 	Resistividad equivalente del agua de formación, (ohm-m) 
R00 	Resistividad de una formación en la zona lavada por el filtrado 

del lodo, (ohm-m) 
S 	Saturación de fluidos, (fracción), (porcentaje) 
S, 	Saturación de un fluido, (fracción), (porcentaje) 
S9 	Saturación de gas, (fracción), (porcentaje) 

Saturación de hidrocarburos, (fracción), (porcentaje) 
S0 	Saturación de aceite, (fracción), (porcentaje) 
So, 	Saturación residual de aceite en la zona lavada, (fracción), 

(porcentaje) 
SW 	Saturación de agua, (fracción), (porcentaje) 
S„,„ 	Saturación de agua irreductible, (fracción), (porcentaje) 
S00 	Saturación del filtrado de lodo, (fracción), (porcentaje) 
T 	Tortuosidad, (adirn•) 
T 	Temperatura, (0  F), (° C) 
Vi 	Volumen ocupado por un fluido, (m3), (cm3) 
Vg 	Volumen de gas, (m3), (cm3) 
V0 	Volumen de aceite, (m3), (cm3) 
Vp 	Volumen de poros, (m3), (cm3) 
V, 	Volumen de total de roca, (m3), (cm3 ) 
VS 	Volumen de sólidos, (m3), (cm3) 
VS 	Volumen fluyendo por unidad de área de un medio poroso por 

unidad de tiempo. (ecuación 1.4), (cm/seg.) 
VW 	Volumen de agua, (m3), (cm3) 
Z 	Resistividad de una roca debida al efecto de doble capa ionica, 

(ohm-ni) 

a 	Factor geométrico, (adim,) 



a* 	Factor geométrico aparente, (acinn.) 
dp 	Diferencial de presión, (atm.) 
ds 	Diferencial de distancia, (cm) 
g 	Aceleración de la gravedad, (cm/seg 2) 
k 	Permeabilidad, (darcy), (md) 
ka 	Permeabilidad absoluta, (darcy), (md) 
kg 	Permeabilidad efectiva al gas, (darcy), (md) 
ka 	Permeabilidad efectiva al aceite, (darcy), (md) 
kr 	Permeabilidad relativa, (adim.) 

Permeabilidad relativa al gas, (adim.) 
kro 	Permeabilidad relativa al aceite, (adim.) 
k,„ 	Permeabilidad relativa al agua, (adim.) 
kW 	Permeabilidad efectiva al agua, (darcy), (md) 
m 	Exponente de cementación, (adim ) 
rn* 	exponente de cementación aparente. (atila) 

Exponente de saturación, (adim.) 
n* 	Exponente de saturación aparente, (adim.) 
r 	Resistencia (0) 
s 	Distancia, (cm) 
x 	Parámetro que depende del grado de esfericidad de las 

partículas de un medio poroso. (ecuación 2), (adim.) 
z 	Coordenada vertical, (cm) 

Porosidad, (fracción), (porcentaje) 
Porosidad efectiva, (fracción), (porcentaje) 
Porosidad de flujo, (fracción), (porcentaje) 
Densidad de un fluido, (g/cin3) 
Viscosidad de un fluido, (cp) 
Angulo de contacto, (grados) 
Tensión interfacial, (dinas-cm) 
Tensión interfacial entre un sólido y aceite, (dinas-cm) 
Tensión interfacial entre un sólido y agua, (dinas-cm) 
Tensión interfacial entre agua y aceite, (dinas-cm) 
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