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Dr. Raúl del Valle Garćıa
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3.3. Métodos de Inversión Śısmica Prestack . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 49
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2.16. Sección śısmica resultante del Trazado de Rayos al modelo de la figura 2.14. 26
2.17. Configuración del problema. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 28
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2.23. Sección śısmica obtenida del modelo f́ısico. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 32
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4.2. Gráfico cruzado Vp contra Vs para a) lutitas y b) areniscas. . . . . . . . . . . 60
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5.19. Gráfico de Vp - Phi con escala de color del valor de la curva de Rayos Gamma.
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5.55. Gráficos de Relación de Dependencia de la variable Contenido de Arcilla. . . 128
5.56. La comprobación del buen funcionamiento del programa, se hizo a través de
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grama sintético (izquierda). . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 139
6.10. Espectros de frecuencia de la Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo
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da 20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Ip - Phi.
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(cada 20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Vs- Phi.
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Resumen

En el presente trabajo se establece una metodoloǵıa de inversión śısmica dentro del marco
de la caracterización integral de yacimientos petroleros. La metodoloǵıa desarrollada se validó
y se aplicó en un estudio de caso de dos yacimientos areno-arcillosos del mar del Norte con
datos de registros de pozo y śısmicos de dominio público. En particular, la metodoloǵıa
consiste en una calibración inicial del método de modelación śısmica directa de manera que
se reproduzca la traza śısmica. Como parte de la información de pozo disponible, se tiene
una clasificación preestablecida de litofacies sustentada con datos de núcleos. Mediante el
ajuste de la información de las curvas de registros geof́ısicos de pozo a una plantilla de
F́ısica de Rocas, se obtiene una nueva clasificación de facies. Posteriormente se aplica el
algoritmo de inversión śısmica para la obtención de las curvas de impedancia acústica y
se realiza la predicción de facies en un pozo que no cuenta con tal información mediante
el método de machine learning conocido como Support Vector Machine. Para finalizar, a
través de la correlación śısmico-geológica se obtienen las curvas de velocidad y densidad
en ese pozo, además de la estimación de las curvas de propiedades de yacimiento, que se
calculan a partir de simulaciones de las propiedades porosidad y contenido de arcilla por
medio de las relaciones de dependencia de las variables Densidad-porosidad y Contenido de
arcilla-velocidad de onda P; y la modelación de sus funciones de distribución bivariada por
medio de cópulas.

Las figuras, procesos y gráficos que se presentan como resultados en cada una de las
etapas que conforman la metodoloǵıa, se generaron a partir de scripts o programas que están
codificados principalmente en Python, pues la implementación computacional realizada en
este trabajo está hecha en este lenguaje de programación.

La metodoloǵıa que se presenta en este trabajo puede dividirse en tres etapas principales.
La primera etapa consiste en aplicar el método de reflectividad de incidencia normal en el
pozo denominado pozo de validación para generar el sismograma sintético que otorgue validez
al proceso de calibración de la información śısmica con la información de pozo. Como parte
de la información a priori disponible, el pozo de validación cuenta con registros geof́ısicos de
pozo, de entre los que destacan las curvas de velocidad de onda P, densidad y su producto,
la impedancia acústica. Además, el pozo cuenta con una interpretación de litofacies que está
sustentada con información de núcleos. A su vez, la información de registros geof́ısicos del
pozo se despliega en gráficos básicos de F́ısica de Rocas, en donde además de ajustársele una
plantilla de F́ısica de Rocas, se realiza una reclasificación de facies. La parte última de esta
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primer etapa consta de efectuar la inversión śısmica en el pozo de validación y obtener aśı
la estimación de la curva de impedancia acústica.

En la segunda etapa de la metodoloǵıa destacan el proceso de Correlación Śısmico-geológi-
ca y el método de predicción de Machine Learning. El proceso de correlación śısmico-geológica
adquiere sentido cuando se introduce un pozo más a la zona de estudio. Es decir, aquél otro
pozo que no cuenta con ningún tipo de información a priori y que es denominado como pozo
de correlación. A partir de la información śısmica y geológica disponibles, es posible estimar
las curvas de velocidad y densidad en el pozo de correlación a partir de los registros geof́ısi-
cos del pozo de validación, mediante la correlación śısmico-geológica. Ahora bien, ya que se
validó el proceso de inversión śısmica en el pozo de validación, entonces podrá efectuarse el
proceso de inversión śısmica en el pozo de correlación. De esta forma, el pozo de correlación
contará con la información de las curvas de velocidad de onda P, densidad e impedancia
acústica. También se pretende que el pozo de correlación cuente con información de facies,
pero para que ello suceda, se evalúa el método de predicción de Machine Learning en el pozo
de validación. El entrenamiento de los datos se realiza con las curvas de velocidad, densidad,
impedancia acústica e interpretación de facies del pozo de validación. El resultado arroja un
valor del 96 % en la exactitud de la predicción de facies, por lo que se efectúa la predicción
de facies en el pozo de correlación.

La tercera y última etapa de la metodoloǵıa aprovecha la relación de dependencia entre
las variables Velocidad de onda P - contenido de arcilla y Densidad - porosidad, para estimar
las curvas de Contenido de arcilla y Porosidad en el pozo de correlación, a partir de cópulas
y valores obtenidos por medio de simulaciones. La metodoloǵıa de inversión śısmica para la
caracterización integral del yacimiento arroja como resultado el hecho de que para este caso,
el pozo de correlación tenga ya información de velocidad, densidad, impedancia acústica,
contenido de arcilla y porosidad.



Abstract
The present work states a seismic inversion methodology framed in integrative oil reser-

voirs characterization. The methodology was applied and validated in a case study from two
North Sea shaly sand reservoirs free access well logs and seismic information. Particularly,
the methodology begins with seismic calibration to well seismic traces reproducing. Based
on well cores Lithologic facies interpretation is part of the information. Well log data framed
in a Rock Physics template allows new lithologic facies classification. Then seismic inversion
algorithm is applied to get impedance log curve. After this, facies prediction in a lack of
info wellbore carries out through SVM Machine Learning method. Finally, due to Seismic
geologic correlation, velocity and density log curves are calculated in that lacking wellbore
beside reservoir properties by simulations of dependence relations between elastic properties
and reservoir properties.

Computational implementation of processes and images showed as a result of every stage
of this methodology, are typed in Python programming language scripts.

Seismic inversion methodology framed in integrative oil reservoirs characterization is di-
vided in three main stages. First main stage encompasses seismic modeling process and Rock
Physics facies reclassification process. Second stage is formed by Seismic geologic correlation,
seismic inversion and Machine Learning facies prediction processes. The last stage correspond
to dependence elastic – reservoir properties relation simulations.
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Caṕıtulo 1

Introducción

La idea principal de este trabajo consiste en revisar la gama de los métodos de inversión
śısmica más actuales e implementar uno de ellos, cuyo alcance sea establecer una metodoloǵıa
orientada a la caracterización integral de yacimientos. Dentro de esta metodoloǵıa se incluye
también a la F́ısica de Rocas.

Además de revisar los modelos matemáticos que fundamentan la metodoloǵıa, se realiza
su implementación computacional en lenguaje de programación Python.

La metodoloǵıa consta de identificar y seleccionar algún método de inversión śısmica de
acuerdo a la información disponible que permita constituir un estudio de caso. Además de
generar los sismogramas sintéticos para modelos teóricos de capas y validarlos para poste-
riormente realizarlo en los pozos F06-01 y Well-2. Después se implementa el modelo de arena
ŕıgida a los datos del pozo Well-2 y de esta forma generar la plantilla de F́ısica de Rocas
y después validar el modelo. Luego de documentar los modelos matemático y numérico del
método de inversión śısmica, se implementa el algoritmo de inversión śısmica en los pozos
(F06-01 y Well-2) para poder comparar las curvas de impedancia (curvas de registros de pozo
con las curvas de estimación a través del proceso de inversión). A continuación se predicen
las facies en el pozo de validación Well-2 a través del método SVM de Machine Learning y
se calcula la exactitud de la predicción. Casi para finalizar, se presenta e incluye el proceso
de Correlación Śısmico – geológica y su influencia en el pozo de correlación Well-3. Por últi-
mo, se generan simulaciones de propiedades petrof́ısicas (porosidad y contenido de arcilla) a
través de las relaciones de dependencia de las variables Densidad-porosidad y Contenido de
arcilla-Velocidad de onda P y la modelación de sus funciones de distribución bivariada por
medio de cópulas.

Este trabajo se compone de nueve caṕıtulos. El caṕıtulo 2 describe los métodos existentes
para la modelación śısmica directa, destacando el método de reflectividad de incidencia
normal, pues es el que se implementa para generar los sismograma sintéticos de la primera
etapa de la metodoloǵıa. El caṕıtulo 3 muestra la clasificación de los métodos de inversión
śısmica de acuerdo al tipo de información śısmica, enfatizando en aquél que se centra en
la estimación de la impedancia acústica. El caṕıtulo 4 define conceptos básicos de F́ısica
de Rocas y contextualiza en lo referente a modelos de F́ısica de Rocas. Posteriormente, el
caṕıtulo 5 menciona las etapas que conforman la metodoloǵıa de inversión śısmica para la
caracterización integral de yacimientos. También presenta la información que constituye el
estudio de caso, además de mencionar y describir el método de Machine Learning para la
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predicción de facies, aśı como el proceso de Correlación śısmico - geológica. En los caṕıtulos
6 y 7 se muestran y discuten los resultados obtenidos, respectivamente. Casi para finalizar,
el caṕıtulo 8 hace un resumen de los resultados obtenidos, ubicados en el contexto de la
metodoloǵıa. Finalmente, se concluye.

1.1. Planteamiento del Problema

A través de la teoŕıa de inversión es posible estimar un modelo a partir de los datos,
siempre que se conozcan las relaciones f́ısicas que asocien las propiedades medidas (Datos)
con las propiedades que se desean estimar (parámetros del modelo).

En la modelación del yacimiento se busca estimar un modelo 3D de propiedades como
porosidad φ , permeabilidad k, saturación de fluidos (gas, aceite y agua) e información
litológica (contenido de arenas y arcilla), aunque generalmente se tienen pocos pozos para
poder estimarlas directamente. Sin embargo se pueden relacionar estas propiedades a partir
de la śısmica mediante modelos de f́ısica de rocas.

Mediante un proceso de inversión se pueden estimar los atributos elásticos tales como
densidad ρ , velocidad de onda compresional Vp, velocidad de onda de corte Vs, impedan-
cia acústica Ip e impedancia elástica Is; por medio de la información śısmica. A su vez,
es posible estimar las propiedades de las rocas por medio de los atributos elásticos esta-
bleciendo relaciones de dependencia. Esto se puede hacer mediante un modelo estocástico
([Dı́az-Viera et al., 2016])

Al conjuntar los resultados de la inversión y la estimación estocástica de propiedades
petrof́ısicas es factible construir modelos del yacimiento en términos de las propiedades de
roca: porosidad, tipo de litoloǵıa, saturación de fluido. La generación de estos modelos sirve
de gran soporte a la ingenieŕıa de yacimientos y en el proceso de validación del modelo
sedimentario, máxime porque se podrán proporcionar valores de incertidumbre asociados a
la estimación de los parámetros geológicos – petrof́ısicos.

Una de las formas existentes de solución a los problemas de inversión śısmica es el enfoque
estocástico, que conjunta el conocimiento geológico a priori con la información contenida en
los datos medidos ([Tarantola, 2005]). La aproximación estocástica se adapta también para
propagar la incertidumbre de la śısmica a la petrof́ısica.

El propósito de la inversión śısmica es conseguir estimaciones confiables de velocidad de
onda compresional Vp , velocidad de onda de corte Vs y densidad ρ , a partir de las cuales
es posible predecir propiedades de fluido y litoloǵıa.

En términos generales existen variedad de métodos que pueden emplearse para “extraer”
información de propiedades de roca de los datos śısmicos. La selección en la implementación
de alguno de esos métodos dependerá de la información śısmica disponible y los objetivos
perseguidos.

1.2. Objetivos

El objetivo general de este trabajo es constituir un estudio de caso que, con base a la
calidad, cantidad, origen y disponibilidad abierta de su información, permita desarrollar la
inversión śısmica que contribuya a la obtención de una metodoloǵıa enfocada a la carac-
terización integral de yacimientos. También lo es identificar los modelos matemáticos que
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fundamentan todos los procesos que conforman la metodoloǵıa de caracterización integral
de yacimientos y realizar su implementación computacional en lenguaje de programación
Python.



Caṕıtulo 2

Modelación Śısmica Directa

2.1. Introducción

La modelación śısmica directa pretende simular las propiedades elásticas de las rocas del
subsuelo (densidad, Velocidad de onda P-, Velocidad de onda S-), aśı como la respuesta de la
propagación de las ondas śısmicas conforme las ondas viajan a través del medio. Los modelos
śısmicos pueden ser 1D, 2D ó 3D. La precisión de estos modelos dependerá exclusivamente
de su apego al marco geológico. Pese a que los modelos 1D son apropiados para una geoloǵıa
“plana”, éstos resultaŕıan inapropiados para describir domos de sal, por ejemplo, en el que
modelos 2D o 3D resultan ser más confiables.

Los métodos de modelación śısmica se describen a continuación.

2.2. Método de Reflectividad de Incidencia Normal

También conocido como el Método Convolutivo. Éste genera los Sismogramas Sintéticos,
que son modelos 1D. Éstos se generan del registro sónico o algún otro registro de velocidad.
El método para calcular Sismogramas Sintéticos es como se describe a continuación:

1) Generar un registro de velocidad.
2) Integrar el registro de velocidad para generar una curva Tiempo – Profundidad.
3) El registro de velocidad (registro sónico) debe combinarse con un registro de densi-

dad, para que de esta forma puedan calcularse los coeficientes de Reflexión de acuerdo a la
siguiente ecuación:

Rv =
ρ2v2 − ρ1v1
ρ2v2 + ρ1v1

(2.1)

Donde ρ2 es la densidad del medio inferior, v2 es la velocidad del medio inferior, ρ1 es la
densidad del medio superior,v1 es la velocidad del medio superior.

4) Convolucionar el registro de Coeficientes de Reflexión con una ond́ıcula pre – seleccio-
nada para generar el Sismograma Sintético.

Este método genera como resultado un modelo obtenido a partir de información de re-
gistros geof́ısicos de pozo, que de forma fehaciente y cercana, simula una traza śısmica en la
misma ubicación. En el caso ideal, el Sismograma Sintético generado deberá tener la misma
resolución que la traza śısmica verdadera o tener una buena aproximación a la misma. En el
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caso particular de este trabajo, este dato se puede visualizar en el gráfico donde se superpo-
nen los espectros de frecuencia tanto de la traza śısmica como del Sismograma Sintético. Los
Sismogramas Sintéticos ayudan a seleccionar procedimientos de adquisición y procesamiento
śısmico, que serán aquellos que mejor conserven la calidad de los datos śısmicos.

Lo anterior en conjunto deja entrever que para que tanto la traza śısmica y la traza
śısmica sintética tengan la misma resolución, deberá existir la preservación del contenido de
frecuencias en la traza śısmica sintética (Sismograma Sintético).

Generando el Sismograma Sintético
Inicialmente una fuente śısmica genera un campo de ondas que interactúa con la Tierra.

Las ondas se transmiten en el medio, por lo que no se espera que estas regresen ı́ntegramente
al ser medidas por los receptores en superficie. Esto implica que parte de la enerǵıa del campo
de ondas es reflejada, regresando aśı a superficie. El campo de ondas medido en superficie
no es más que la respuesta śısmica de la Tierra en esa ubicación.

El modelo de Tierra (Earth Model) consiste de aquellas propiedades f́ısicas que influyen
en la propagación de las ondas śısmicas. De esta forma, un modelo elástico comprende la
velocidad de onda compresional Vp, velocidad de onda de corte Vs y densidad ρ. Por su parte,
un modelo acústico sólo comprende la velocidad de onda compresional Vp y la densidad ρ.

El núcleo de la śısmica 1D lo comprenden los registros geof́ısicos y la creación de un
Sismograma Sintético para la identificación de eventos śısmicos y la conversión de tiempo
a profundidad. Si algún pozo en cuestión dispone de un VSP (Vertical Seismic Profile),
entonces el Sismograma Sintético no es necesario (es prescindible). El VSP proporciona la
medición directa del tiempo, profundidad y una forma de onda (waveform).

El propósito de la modelación śısmica 1D es generar una traza śısmica zero offset que
teóricamente habŕıa sido grabada en la ubicación especificada, basada en registros geof́ısicos
de pozo. A esta traza śısmica se le conoce como Sismograma Sintético. Las suposiciones que
se consideran para el Sismograma Sintético son:

1. La fuente y receptor son coincidentes con la ubicación del pozo.
2. El echado de los estratos es cero (0o)
3. El pozo es vertical.
4. Las lecturas de los registros de velocidad, densidad y profundidad son confiables.
5. El campo de velocidades sólo vaŕıa con respecto a la profundidad.

Modelo de capas
Ya sea para generar un Sismograma Sintético, o bien, para convertir información de pozo

de profundidad a tiempo, se necesita de un modelo de velocidades. Esta información de
velocidades puede provenir de diversas fuentes, de entre las cuales se encuentran:

1. VSP. El perfil śısmico vertical (VSP, por sus siglas en inglés) consta de una fuente
śısmica ubicada en superficie y muchos receptores abajo, a lo largo del pozo. Los receptores
al grabar las trazas śısmicas para su interpretación, estas proporcionan tiempos de viaje
reales desde la superficie hacia los puntos donde se encuentran los receptores. Este es uno de
los métodos para asociar eventos śısmicos con eventos geológicos. El estudio VSP descrito
en este punto, se trata de un zero offset VSP, lo cual significa que existe una única fuente
ubicada en superficie y muy cercana al cabezal del pozo.

2. Registro sónico con Checkshot
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3. Registro sónico sin Checkshot
4. Checkshot sin registro sónico
5. Velocidades de Procesamiento
Aunque la información del registro de densidad también participa en la generación del

Sismograma Sintético, esta puede estimarse a través del registro sónico mediante las ecuacio-
nes de Wyllie, por ejemplo; entre otras. Por último, el modelo de capas consta de estratos o
capas horizontales, en los que se indica el número de capas e interfaces de acuerdo al modelo
geológico existente.

Figura 2.1: Modelo de capas para ejemplificar la Modelación Śısmica 1D (Imagen modificada
tomada de [Liner, 2004])

En la figura 2.1 se muestran los siguientes incisos: (A) Modelo de capas que ejemplifica
la Modelación Śısmica 1D; (B) Dos capas que muestran que cada una tiene tres parámetros:
espesor (h), velocidad de propagación de las ondas śısmicas (v) y densidad (ρ); (C) Modelo
de dos capas que muestra el concepto de onda incidente (I), onda reflejada (R) y onda
transmitida (T). En todos los casos, el sentido de las flechas describe el sentido en el que
viajan y se propagan las ondas śısmicas.

Coeficiente de Reflexión La reflexión de incidencia normal está asociada con el Co-
eficiente de Reflexión, el cual se calcula mediante la ecuación 2.1. Esta ecuación reescrita
queda de la siguiente forma:

Rv =
I2 − I1
I2 + I1

(2.2)

Donde I = ρv es la Impedancia Acústica.
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Figura 2.2: Modelo de capas para ejemplificar la Modelación Śısmica 1D con identificación
de interfases y serie de reflectividad. (Imagen modificada tomada de [Liner, 2004])

En la figura 2.2 se describen los siguientes incisos: (A) Modelo de Capas para una mo-
delación śısmica 1D; (B) El cálculo de tiempos de viaje proporciona la ubicación de tiempos
en la traza śısmica. (C) Los Coeficientes de Reflexión se ubican en el tiempo para generar la
Serie de Reflectividad. Este es el caso de una traza śısmica libre de ruido. [Liner, 2004]

Ond́ıcula Śısmica
Matemáticamente puede pensarse la Ond́ıcula Śısmica como construcción de la suma

de muchas funciones cosenoidales. La ecuación para una función coseno (equivalente a una
componente de la Ond́ıcula) es:

cos 2πft (2.3)

Donde f es la frecuencia en Hz y t es el tiempo en segundos. La figura 2.3 muestra cuatro
funciones cosenoidales con frecuencias de 1, 2, 3 y 4 Hz.
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Figura 2.3: Cuatro funciones cosenoidales con diferentes valores de frecuencia. (Imagen mo-
dificada tomada de [Liner, 2004])

Ahora bien, si sucede que las funciones cosenoidales mostradas en la figura 2.3 se adicio-
nan, entonces se forma lo que comúnmente se denomina Ond́ıcula śısmica o pulso śısmico.
Esta definición de ond́ıcula śısmica se muestra en la figura 2.4.

Figura 2.4: Ond́ıcula o Pulso Śısmico que se forma a partir de sumar cuatro funciones cose-
noidales. (Imagen modificada tomada de [Liner, 2004])

La frecuencia dominante de la Ond́ıcula mostrada en la figura 2.4 se calcula de la siguiente
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forma:

fdom =
f1 + f2

2
=

1 + 4

2
= 2,5Hz (2.4)

Figura 2.5: Ond́ıcula Śısmica de Fase Cero y Fase de 45o. (Imagen modificada tomada de
[Liner, 2004])

La figura 2.5 describe la construcción de una ond́ıcula a través de la adición de funciones
cosenoidales. La explicación de cada uno de los incisos: (A) Cuatro funciones cosenoidales
de fase cero con frecuencias 1, 2, 3 y 4Hz; (B) Las funciones cosenoidales, salvo que ahora
la fase es de 45o; (C) La suma de las funciones cosenoidales de fase cero dan como resultado
una ondicula de fase cero con frecuencia dominante de 2.5Hz; (D) Ond́ıcula con fase de 45o

y frecuencia dominante de 2.5Hz ([Liner, 2004]).

EJEMPLOS
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Figura 2.6: Sismograma Sintético para un modelo de dos capas. (Imagen modificada tomada
de [Liner, 2004])

La figura 2.6 muestra los elementos necesarios para la generación de un Sismograma
Sintético, en espećıfico para un modelo de dos capas. La explicación de cada uno de los
incisos: (A) Modelo de Velocidad de Onda compresional. (B) Modelo de Densidad. (C)
Modelo de Impedancia Acústica formado a través de la multiplicación de la Velocidad por la
Densidad. (D) Serie de Reflectividad que consta de un solo pico. (E) Sismograma Sintético
generado empleando una ond́ıcula con una frecuencia dominante de 20 Hz. (F) Sismograma
Sintético con una ond́ıcula con frecuencia dominante de 40 Hz ([Liner, 2004]).
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Figura 2.7: Sismograma Sintético para un modelo de tres capas. (Imagen modificada tomada
de [Liner, 2004])

La figura 2.7 muestra un Sismograma Sintético pero ahora para el caso de un modelo
de tres capas. La explicación de cada uno de los incisos: (A) Modelo de Velocidad de Onda
compresional. (B) Modelo de Densidad. (C) Modelo de Impedancia Acústica formado a
través de la multiplicación de la Velocidad por la Densidad. (D) Serie de Reflectividad que
consta de dos picos asociados a las interfases. (E) Sismograma Sintético generado empleando
una ond́ıcula con una frecuencia dominante de 20 Hz. (F) Sismograma Sintético con una
ond́ıcula con frecuencia dominante de 40 Hz ([Liner, 2004]). En esta figura se aprecia que
con una ond́ıcula de 20 Hz los picos asociados a las interfases son pobremente resolutivos,
pero claramente identificables con una ond́ıcula de 40 Hz.
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Figura 2.8: Sismograma Sintético para un modelo de siete capas. (Imagen modificada tomada
de [Liner, 2004])

En continuación a las dos últimas figuras mostradas previamente, la figura 2.8 muestra
un Sismograma Sintético para el caso de un modelo de siete capas. La explicación de cada uno
de los incisos: (A) Modelo de Velocidad de Onda compresional. (B) Modelo de Densidad. (C)
Modelo de Impedancia Acústica formado a través de la multiplicación de la Velocidad por
la Densidad. (D) Serie de Reflectividad que consta de seis picos asociados a cada una de las
interfases. (E) Sismograma Sintético generado empleando una ond́ıcula con una frecuencia
dominante de 25 Hz. (F) Sismograma Sintético con una ond́ıcula con frecuencia dominante
de 45 Hz ([Liner, 2004]). En esta figura puede apreciarse que para la ond́ıcula de 25 Hz los
picos asociados a las interfases son pobremente identificables, pero para la ond́ıcula de 45
Hz śı lo son.

En lo que respecta a datos śısmicos reales y modelos de velocidades reales, el nivel de
complejidad es mucho mayor que el que se muestra en estos modelos teóricos de capas. No
perder de vista que el objetivo es ajustar el Sismograma Sintético a los datos śısmicos, que
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en su caso se trata de datos migrados. La Migración śısmica es necesaria debido a que en
el eje vertical de tiempo representa el tiempo de viaje vertical, que a su vez permite la
comparación con las mediciones de los registros de pozo. En la práctica, muy rara vez se
presenta un ajuste perfecto entre el sismograma sintético y los datos śısmicos.

2.3. El Método AVO (variación de amplitud con res-

pecto al offset)

Introducción
En los años 60’s, los geof́ısicos descubrieron que la presencia de gas algunas de las veces

está asociado con reflexiones de alta amplitud, también conocidos como “Puntos Brillantes
(Bright Spots)”. Los Puntos Brillantes también son conocidos como “indicadores directos
de hidrocarburos” (DHIs, direct hydrocarbon indicators). A pesar de que el uso de los Pun-
tos Brillantes incrementó la tasa de éxito en la ubicación de pozos de gas, este método
tiene limitaciones; debido a la existencia de condiciones litológicas que también pueden ge-
nerar las reflexiones de los Puntos Brillantes. Por ejemplo, pozos que perforaron en Puntos
Brillantes, encontraron arenas saturadas de agua, lignitos, carbonatos o intrusiones ı́gneas
([Allen and Peddy, 1993]).

[Ostrander, 1984]demostró que los coeficientes de reflexión en arenas saturadas de gas
difieren de forma anómala al incrementar el offset, explicando a su vez cómo utilizar es-
te comportamiento anómalo como indicador directo de hidrocarburos en los datos śısmicos
([Castagna and Backus, 1993]). Este método es conocido como análisis de la variación de
amplitud con respecto al offset (AVO).

AVO, propiedades de roca y fluidos de poro (fluido intersticial)
En el análisis AVO se examinan las reflexiones en un rango de offsets fuente – receptor.

Los arreglos (gathers) de Punto Medio Común (CMP, common midpoint) son la norma
para la adquisición śısmica moderna. Durante la etapa del Procesamiento Śısmico, las trazas
śısmicas son agrupadas en un arreglo CMP, proporcionando aśı los datos de entrada para el
análisis AVO.

El uso del método AVO como indicador directo de hidrocarburo (DHI) en rocas clásticas
se basa en las diferencias de amplitud de la respuesta śısmica, que se generan por el alma-
cenamiento de gas en los espacios de poro ([Allen and Peddy, 1993]). La teoŕıa en la cual
se sustenta el método AVO es: Cuando una onda P- impacta una interfase geológica a un
ángulo de incidencia oblicuo, una fracción de enerǵıa de la onda P- incidente se convierte
en enerǵıa de onda S-. El contraste de velocidades de onda P- y onda S- provoca diferentes
respuestas de reflexión, por ejemplo, los casos del contacto arena gaśıfera / lutita y arena
gaśıfera / arena saturada de agua.

Un parámetro de roca que vaŕıa en función del cociente de velocidad de onda P- (Vp)
y velocidad de onda S- (Vs), es el coeficiente de Poisson. Por definición, el coeficiente de
Poisson es el cociente del cambio relativo radial (contracción transversal) y el cambio relativo
en longitud (extensión longitudinal), al estirar una varilla ([Sheriff, 1991]).

En el análisis AVO, es importante tener en cuenta que las ondas P- y las ondas S- tienen
diferente “sensibilidad” ante la presencia de fluidos en los poros. Por ejemplo, si se tiene el
caso de una cantidad de gas que se almacena en una roca sedimentaria clástica, la velocidad
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de la onda P- puede verse reducida drásticamente. Por el contrario, el cambio de velocidad
de la onda S- es prácticamente imperceptible. Debido a que las ondas S- no pueden viajar a
través de ĺıquidos ni gases, el fluido que satura el espacio de poro no afecta la velocidad de
las ondas S-, cuya velocidad depende exclusivamente de la matriz de la roca.

El método AVO ha sido ampliamente usado en yacimientos clásticos como indicador di-
recto de hidrocarburo. Por otra parte, en los yacimientos carbonatados es diferente debido a
su rigidez. El método AVO se ha usado en yacimientos carbonatados como un intento de de-
tectar zonas de alta porosidad. La porosidad tiene un efecto mayor en la impedancia acústica
de una caliza. Los Coeficientes de Reflexión de la cima de un estrato carbonatado (caliza)
son algunas veces menores donde la porosidad es alta (efecto dimming). Estos efectos de
amplitud pueden detectarse en datos śısmicos apilados, sin embargo, no es posible distinguir
entre porosidad y cambio de facies. Por su parte, los efectos que dependen del Offset, que
son función de otras propiedades f́ısicas de roca, posiblemente podŕıan distinguir entre una
facies de caliza bien cementada y una facies de caliza porosa.

En yacimientos carbonatados, el método AVO no ha probado ser un identificador de
fluido de poro pero śı un posible identificador de porosidad. El primer paso en la aplicación
del método AVO seŕıa la modelación śısmica, para después comparar las trazas śısmicas
sintéticas generadas con los datos śısmicos reales para su evaluación. El comportamiento de
amplitud de las trazas śısmicas sintéticas es sensible a la relación Vp/Vs especificada en la
zona del yacimiento.

Ejemplos de ello ocurren en ([Chacko, 1989]), en el que se aplica el método AVO de forma
exitosa como un intento de detectar alta porosidad al comparar los sismogramas sintéticos
generados mediante el método AVO con los correspondientes arreglos de trazas śısmicas de
punto medio común (CMP gathers). En él se muestra que las facies de caliza porosa saturada
de gas pudieran tener valores de Vp/Vs menores que la facies de caliza porosa saturada de
agua.

Imágenes descriptivas del Método

Las propiedades f́ısicas del medio que compone la corteza terrestre no son homogéneas
debido a variaciones en términos de la litoloǵıa, porosidad, mineraloǵıa, densidad, permeabi-
lidad o saturación de fluidos en los poros. Para comprender la propagación de ondas śısmicas
en este medio se construyen modelos matemáticos simplificados. Uno de esos modelos supone
sólo la propagación de ondas compresionales u ondas P- y se le denomina Modelo de Medio
Acústico.

Cuando una onda P- incide una interfase entre dos sólidos a un ángulo de incidencia menor
que el ángulo cŕıtico, esta onda genera ondas P- transmitidas y reflejadas, aśı como ondas
de corte u ondas S-. De forma similar, por ejemplo una onda SV- incidente también genera
ondas reflejadas y transmitidas de ambos tipos. Tal proceso se conoce como conversión
de modos (mode conversion, en inglés). Los modelos que consideran estos efectos y que
contemplan en su totalidad la propagación de ondas S- y las ondas de modo convertido
(mode – converted waves), además de las ondas P-, se denominan Modelos de Medio Elástico.
([Chopra and Castagna, 2014])
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Figura 2.9: Rayos de una onda plana que incide oblicuamente en una interfase y se divide
en cuatro modos separados.(Imagen modificada tomada de [Chopra and Castagna, 2014])

En la figura 2.9, Vp es la velocidad de onda compresional, Vs es la velocidad de onda de
corte, ρ es la densidad, el sub́ındice 1 distingue las propiedades para el medio 1, el sub́ındice
2 distingue las propiedades para el medio 2, θi es el ángulo de incidencia de la onda incidente,
RPP es la onda P- reflejada, θt es el ángulo de transmisión de la onda P- transmitida, RPS

es la onda S- reflejada, TPP es la onda P- transmitida, TPS es la onda S- transmitida, ϕr es
el ángulo de reflexión de la onda S- reflejada, ϕt es el ángulo de transmisión de la onda S-
transmitida.

Partición de enerǵıa

Retomando el fenómeno mostrado en la figura 2.9, cuando una onda plana incide la
interfase que separa dos medios diferentes a un determinado ángulo oblicuo de incidencia,
resulta en la generación de esfuerzos compresivos y de corte. Este hecho provoca una partición
de la enerǵıa incidente en la interfase, aśı que además de la reflexión y la transmisión de la
onda P- incidente, existe además un modo de conversión de enerǵıa de P- a S-. Las relaciones
angulares entre los diferentes componentes de onda se rigen bajo la ley de Snell.
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Figura 2.10: Partición de enerǵıa para diferentes valores de VP2 / VP1. (Imagen modificada
tomada de [Chopra and Castagna, 2014])

La figura 2.10 muestra la partición de enerǵıa para el caso en el que la relación de
velocidades VP2 / VP1 es 0.75 (inciso a)) y 2 (inciso b)), la densidad es la misma en ambos
medios (ρ1 = ρ2) y el valor de la relación de Poisson es el mismo en ambos casos (ν1 =
ν2 = 0,25). En el inciso a), para ángulos de incidencia pequeños, ya sea la onda P- reflejada
(RPP ) o transmitida (TPP ), concentran la mayor cantidad de enerǵıa, lo cual necesariamente
implica la nula existencia de ondas S-. Conforme el ángulo de incidencia se incrementa, parte
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de la enerǵıa va hacia las ondas S- reflejada (RPS) y transmitida (TPS), lo cual implica ahora
en este caso la nulidad de las ondas P-. En valores intermedios de ángulo de incidencia, la
onda S- reflejada contiene mayor cantidad de enerǵıa que la onda P- reflejada. A valores
mayores de ángulo de incidencia, la enerǵıa de la onda P- reflejada se incrementa y alcanza
su valor máximo al ángulo de incidencia igual a 90o, que corresponde al ángulo cŕıtico en
este caso.

En el inciso b) nuevamente para pequeños ángulos de incidencia, las ondas P- reflejada
y transmitida contienen la mayor parte de la enerǵıa. Aproximadamente a los 8o o 9o de
ángulo de incidencia, la enerǵıa de la onda P- comienza a convertirse en enerǵıa de onda S-.
En este caso, el ángulo cŕıtico para las ondas P- se alcanza a los 30o de ángulo de incidencia,
mayor a este no existe enerǵıa de onda P- transmitida y la enerǵıa para la onda P- reflejada
sufre una cáıda significativa hasta alcanzar los 60o correspondiente al ángulo cŕıtico para las
ondas S-. Más allá de los 30o de ángulo de incidencia, las enerǵıas de la onda S- reflejada y
transmitida primero aumentan y luego decrecen antes de alcanzarse el ángulo cŕıtico.

La partición de enerǵıa en interfases de roca provoca variaciones de amplitud en las
componentes de onda reflejada y transmitida. En consecuencia, para una onda P- que sea
incidente a una interfase de roca, la amplitud de la onda P- reflejada estará en función
tanto del ángulo de incidencia como de parámetros f́ısicos (relación de Poisson, relación de
velocidades Vp/Vs).

Las ecuaciones de Knott – Zoeppritz permiten estudiar la variación de la reflectividad con
respecto al ángulo de incidencia, al tiempo que permiten predecir algunas propiedades f́ısicas
de las formaciones geológicas. Es decir, a través de las ecuaciones de Knott – Zoeppritz es
posible relacionar la variación de amplitudes de las ondas P- reflejadas en función del ángulo
de incidencia, a las propiedades f́ısicas del medio. ([Chopra and Castagna, 2014])

Para información más detallada acerca de las Ecuaciones de Knott – Zoeppritz consultar
([Zoeppritz, 1919]), ([Nafe, 1957]), ([Aki and Richards, 1980]), ([Castagna and Backus, 1993])
y ([Allen and Peddy, 1993]).
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Figura 2.11: Respuesta de Amplitud en función del Offset para el caso donde tanto la Impe-
dancia como la relación de Poisson incrementan del medio 1 al medio 2 (Imagen modificada
tomada de [Chopra and Castagna, 2014]).

Las ecuaciones de Zoeppritz se emplean para la determinación de la respuesta śısmica en
diferentes escenarios de combinaciones de propiedades f́ısicas de roca, primordialmente las
relacionadas a contrastes de Impedancia y de valores en la relación de Poisson entre el medio
1 y medio 2 separados por la interfase. La figura 2.11 muestra uno de los casos más comunes,
es decir cuando tanto los valores de impedancia como de relación de Poisson aumentan del
medio 1 al medio 2. En esta figura se muestra la respuesta śısmica en función del Offset
con los parámetros f́ısicos de roca indicados. Nótese que para este caso, el valor máximo de
amplitud de la respuesta śısmica corresponde con el mayor valor de Offset.
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Figura 2.12: Respuesta de Amplitud en función del Offset para el caso donde tanto la Im-
pedancia como la relación de Poisson decrecen del medio 1 al medio 2 (Imagen modificada
tomada de [Chopra and Castagna, 2014]).

La figura 2.12 muestra otro de los casos más comunes, pero ahora cuando tanto los
valores de impedancia como de relación de Poisson decrecen del medio 1 al medio 2. En esta
figura se muestra la respuesta śısmica en función del Offset con los parámetros f́ısicos de roca
indicados. Nótese que para este caso, el valor mı́nimo de amplitud de la respuesta śısmica
corresponde con el valor de Offset más grande.

En ambas figuras, la figura 2.11 y la figura 2.12, las trazas śısmicas están en conformidad
con la convención de polaridad Norteamericana.

2.4. El Método de Trazado de Rayos

Al aplicar la teoŕıa de rayos a una onda de viaje, se asume que tanto la frecuencia como
el número de onda vaŕıan muy lentamente. De acuerdo al principio de Hamilton de “mı́nima
acción”, la solución requerida para la trayectoria del rayo se encuentra al minimizar el cambio
total de fase. Las dos ecuaciones resultantes son conocidas como las Ecuaciones de Hamilton.
La dualidad Hamiltoniana entre ondas y part́ıculas establece que el vector número de onda
de la onda corresponde a la enerǵıa de la part́ıcula, y la velocidad de grupo del paquete de
ondas corresponde a la velocidad a la que la part́ıcula viaja a lo largo del rayo.

Si se resuelven las Ecuaciones de Hamilton, es posible trazar la trayectoria del rayo. A
este procedimiento se le conoce como Trazado de Rayos.

Existe una aproximación alternativa al Trazado de rayos, ésta hace uso de la Ecuación
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Eikonal, que a su vez lleva a dos Ecuaciones de Rayo. Las Ecuaciones de Rayo son equivalentes
a las dos Ecuaciones de Hamilton. El Trazado de Rayos Numérico es un procedimiento que
hace uso de estas ecuaciones para generar un avance de la onda a lo largo del rayo un
determinado segmento de trayectoria. El algoritmo puede repetirse para “hacer avanzar la
onda” a una distancia deseable.

Un modelo śısmico admite la descripción de un modelo de capas como dato de entrada y
generar una imagen śısmica sintética como dato de salida. En la Modelación de Trayectorias,
el Trazado de Rayos es implementado para modelos de estructuras multicapas plegadas, aśı
como para generar diagramas de rayos y secciones śısmicas en el dominio del tiempo. El
objetivo de la Modelación Śısmica es proporcionar al intérprete śısmico una herramienta que
auxilie en la interpretación de estructuras geológicas complejas.

Los métodos de modelación śısmica basados en Rayos pueden aplicarse en diversas etapas
del proceso de Exploración y Producción. Como una aproximación a las altas frecuencias,
el método tiene ciertas limitaciones, particularmente las relacionadas a la confiabilidad de
amplitudes śısmicas en presencia de cambios abruptos de parámetros elásticos e interfases.

Una estrategia para dirimir esta dolencia del método, es la que proponen [GjØ ystdal et al., 2007]
en la que cada Rayo se define como un elemento de un sistema, es decir, como un proceso
compuesto, como lo proponen en el modelo de migración śısmica de Kirchoff. En él, el modelo
se descompone de acuerdo a su complejidad en Elementos de Volumen, Elementos Superfi-
ciales o combinación de ambos. Los elementos del modelo serán expuestos e interactuarán
con el Trazado de Rayos. El resultado final de este proceso compuesto será la simulación de
la respuesta śısmica de algún determinado reflector a partir del Trazado de Rayos.

Figura 2.13: Descomposición del modelo en elementos globales y elementos locales (Imagen
modificada tomada de [GjØ ystdal et al., 2007]).

La figura 2.13 muestra la descomposición del modelo en elementos globales y elementos
locales. El elemento global o también denominado modelo de fondo, consiste de la com-
binación de un volumen suavizado (A) y elementos superficiales (e.g. estratos e interfases
suavizados) (B). Ejemplo de dos elementos superficiales locales pueden ser (C y D). Estos
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no pertenecen al modelo de fondo, sino más bien son elementos que se superponen a él y
en la figura representan unas fallas geológicas. Por último, el elemento (E) es un elemento
de volumen que representa de forma realista variaciones de velocidad. Los colores en los
elementos de volumen indican la variación de velocidades de propagación de la onda P-.

Considere el modelo mostrado en la figura 2.14. Consiste de cuatro planos que en con-
junto representan un horizonte śısmico (reflector) que a su vez funge como la interfase que
separa dos medios diferentes. Las velocidades de onda P- son 2000 m/s para el medio encima
de la interfase y 2500 m/s para el medio debajo de la interfase, considerando una densidad
para ambos medios de 2.5g/cm3. En la misma figura, considérese una ĺınea de adquisición
śısmica cero – offset central en la dirección Inline con un determinado espaciamiento regular
fuente – receptor.

Figura 2.14: Modelo compuesto de los puntos de tiro y un conjunto de planos que conforman
el reflector śısmico (Imagen modificada tomada de [GjØ ystdal et al., 2007]).
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Figura 2.15: Trazado de Rayos al modelo de la figura 2.14 (Imagen modificada tomada de
[GjØ ystdal et al., 2007]).

La figura 2.15 muestra el trazado de rayos resultante de la construcción de frentes de
onda.

Figura 2.16: Sección śısmica resultante del Trazado de Rayos al modelo de la figura 2.14
(Imagen modificada tomada de [GjØ ystdal et al., 2007]).

La figura 2.16 muestra la sección śısmica conformada por los sismogramas sintéticos.
Para ello se consideró además una ond́ıcula Ricker fase cero de 20Hz como pulso śısmico.
Nótese que el reflector que se distingue en la sección de esta figura describe el horizonte
śısmico indicado en el modelo de la figura 2.14.

Para información más detallada y exhaustiva acerca del Método de Trazado de Rayos, con-
sultar: [Robinson and Douze, 1985], [Cerveny, 2001], [Cerveny et al., 1977] y [Cerveny and Ravindra, 1971].

2.5. Modelación Śısmica Numérica

De acuerdo a [Carcione et al., 2002], la Modelación Śısmica Numérica es una técnica
para simular la propagación de ondas en el subsuelo. Su objetivo es predecir los sismogramas
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que registraŕıan un conjunto de sismodetectores, dada una estructura geológica supuesta del
subsuelo. Esta técnica es una herramienta valiosa para la interpretación śısmica y una parte
esencial de los algoritmos de inversión śısmica. Otra importante aplicación de la Modelación
Śısmica recae en la evaluación y diseño de estudios śısmicos (adquisición śısmica).

Dadas las diversas aproximaciones para la Modelación Śısmica, en lo que corresponde a
la Modelación Śısmica Numérica se distinguen tres principales categoŕıas: métodos directos,
métodos de ecuaciones integrales y métodos de trazado de rayos.

Para resolver la ecuación de onda a través de los métodos directos, se aproxima un modelo
geológico mediante una malla numérica, esto es, que el modelo se discretiza en un número
finito de puntos. Estos métodos también se denominan métodos de malla y métodos de
ecuación de onda completa, lo último debido a que la solución impĺıcitamente brinda el
campo de ondas completo. Los métodos directos no tienen ninguna restricción respecto a
la variabilidad de los componentes del medio (subsuelo) y ésta puede ser muy precisa si se
implementa un mallado fino.

En lo que respecta a los Métodos de Ecuaciones Integrales, se basan en las representa-
ciones integrales del campo de ondas en términos de las ondas, que se originan en puntos
fuente. Estos métodos se basan en el Principio de Huygens. En él se establece que, en al-
gunos casos, el campo de ondas puede considerarse como la superposición de ondas que se
originan en los puntos fuente localizados en la frontera. Estos métodos son más restrictivos
que los métodos directos en su aplicación. Sin embargo, para geometŕıas tales como objetos
limitados en estratos homogéneos, agujeros de pozo o geometŕıas con muchas inclusiones, los
Métodos de Ecuaciones Integrales han demostrado ser muy eficientes al brindar soluciones
precisas.

Una vez que se haya definido el método de solución a implementarse, como se indica en
[Sánchez-Sesma et al., 2010], los pasos a seguir son los siguientes:

1. Formulación del problema. Implica definir la configuración del problema y esta-
blecer las condiciones de frontera.

2. El Modelo. Consiste en considerar un modelo simple de acuerdo a la configuración
del problema. En este punto se indican los parámetros que definen la geometŕıa del problema,
a través de gráficos coordenados que establecen el dominio del problema. Es aqúı también
donde se indican las propiedades elásticas de los materiales que conforman el modelo.

En esta etapa también se define la configuración de las fuentes de excitación śısmica, es
decir, las fuentes śısmicas.

3. Obtención de los Sismogramas Sintéticos. Implementando el método utilizado, se
calcula la respuesta śısmica del modelo de acuerdo a la configuración de las fuentes śısmicas.
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Figura 2.17: Configuración del problema (Imagen tomada de [Sánchez-Sesma et al., 2010]).

La figura 2.17 muestra los parámetros que definen el modelo. Las literales a, h, R, E,
b representan su descripción geométrica, mientras que la literal ∂1E define las condiciones
de frontera.

Figura 2.18: Configuración de las fuentes śısmicas (Imagen modificada tomada de
[Pérez Gavilán et al., 2009]).

Por su parte, la figura 2.18 muestra la configuración espacial de las fuentes de excitación
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śısmica con respecto a la formulación geométrica del problema.
Para finalizar, la figura 2.19 muestra tres ejemplos diferentes con distintas configuraciones

de modelo. Los tres incisos corresponden a configuraciones bidimensionales.

Figura 2.19: Tres ejemplos diferentes de generación de sismogramas sintéticos a través de
la Modelación Śısmica Numérica.(Imágenes tomadas de a) [Sánchez-Sesma et al., 2010], b)
[Pérez Gavilán et al., 2009], c) [Li-Yun and Bouchon, 2004] ).

2.6. Modelación Śısmica F́ısica

El Modelado Śısmico F́ısico proporciona “simulaciones a escala” de escenarios reales, con
la ventaja de tener pleno control de la geometŕıa de adquisición y las propiedades f́ısicas
del modelo ([Lawton et al., 1998]). Una aplicación del modelado śısmico f́ısico resulta en la
modelación de fallas y geometŕıas, que son útiles en el entendimiento de las secciones śısmicas
con presencia de fallas y estructuras geológicas ([Angona, 1960]).

Por ejemplo, [Hilterman, 1970] empleó papel y madera para modelar anticlinales, sin-
clinales y fallas geológicas verticales o de bajo ángulo. En éste, una chispa eléctrica y un
micrófono condensador fungieron como fuente y receptor en este experimento.

A partir de la tabla 2.1 y las imágenes subsecuentes, se muestra ejemplo de un caso de
modelación śısmica f́ısica descrito en [Arthur et al., 2012] , con sus distintas etapas y cuyo
objetivo fue modelar el efecto de una falla vertical en una sección śısmica. Este muestra los
resultados de la Modelación Śısmica F́ısica de un área con presencia de una Falla geológica
vertical. Para ello se generaron varios prototipos (registrados en la tabla 2.1) con materiales
de amplio rango de velocidades de propagación de onda y densidades con la intención de
simular de mejor forma el escenario geológico.
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Cuadro 2.1: Resumen de prototipos del modelo f́ısico (Imagen modificada tomada de
[Arthur et al., 2012]).

Figura 2.20: Diagrama esquemático de adquisición śısmica sobre un modelo final con dimen-
siones de campo realistas “a escala”(Imagen modificada tomada de [Arthur et al., 2012]).

Los modelos f́ısicos representados por el diagrama mostrado en la figura 2.20 se sumer-
gieron en un estanque de agua para la modelación de la adquisición śısmica. Cada modelo
se situó en una base de aluminio, reposando sobre un bloque de resina.
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Figura 2.21: Modelo f́ısico de caliza - cera a escala en un tanque de agua (Imagen modificada
tomada de [Arthur et al., 2012]).

En la figura 2.21, los modelos y las mediciones de la adquisición śısmica están a una
escala de 1:10000, donde 1mm del modelo f́ısico equivale a 10m.

Figura 2.22: Vista en planta de la adquisición śısmica zero – Offset (Imagen modificada
tomada de [Arthur et al., 2012]).

La distribución espacial de las fuentes - receptores ocurre transversalmente a la dirección
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de falla, precisamente para favorecer la detección de la falla en la sección śısmica, como se
muestra en la figura 2.22.

Las secciones śısmicas, producto del Pos-apilamiento de los datos śısmicos adquiridos
del modelo f́ısico a escala, demuestran que la falla geológica es perceptible. Las imágenes
śısmicas de este modelo f́ısico con presencia de una falla vertical asemejan a datos śısmicos
reales adquiridos en Nueva Zelanda. Posterior a la visualización de los datos śısmicos para
fines de control de calidad, se realizaron etapas de procesamiento śısmico como filtrado,
ganancia, muting, entre otros.

Figura 2.23: Sección śısmica obtenida del modelo f́ısico (Imagen modificada tomada de
[Arthur et al., 2012]).

La figura 2.23 muestra una sección śısmica generada a partir del modelo f́ısico a escala
en donde puede identificarse la presencia de la representación de la falla geológica posterior
a los 300ms.
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2.7. Relación entre Modelación Śısmica Directa e In-

versión Śısmica

La palabra Inversión puede definirse como el procedimiento para la determinación de
los parámetros del modelo que adecuadamente describen un conjunto de datos. En el caso
particular de los datos geof́ısicos, las observaciones muestran los efectos de las propiedades
de roca en el fenómeno de propagación de ondas śısmicas.

La figura 2.24 muestra la comparación entre el proceso de Inversión y la Modelación
Śısmica Directa.

Figura 2.24: Comparación entre Modelación Śısmica Directa e Inversión Śısmica(Imagen
modificada tomada de [Lines and Newrick, 2004]).

El inciso a de la figura 2.24 describe el modelado directo, en el que se emplea una relación
matemática para generar de forma sintética la ‘respuesta de la Tierra’ dado un conjunto de
parámetros del modelo. Estos parámetros generalmente incluyen propiedades de roca y la
geometŕıa de las interfases entre capas. En el caso particular del modelado śısmico directo,
la relación matemática se representa a través de la Ecuación de Onda, que emplea como
parámetros la Densidad de la roca y la Velocidad de propagación de la onda para generar
Sismogramas Sintéticos como respuesta del modelo.

Por su parte, el inciso b describe el Proceso de Inversión o problema Inverso, en el que
para un conjunto de datos dado se busca la mejor combinación de parámetros del modelo
que además defina un modelo geológico verośımil y que sea consistente con las observaciones
al Determinar los parámetros de propiedades de roca que permitan que las respuestas del
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modelo ajusten con los datos. Las respuestas del modelo se generan a través del Modelo
Directo. Esto último destaca la importancia de la apropiada elección del Modelo Directo tan
relevante para el proceso de inversión.

2.8. Dificultades Inherentes al Problema Inverso

Como se explica y resume en [Lines and Newrick, 2004], aunque se haya tomado la correc-
ta elección de Modelo Directo, surgen diversos problemas inherentes del proceso de inversión.
Para puntualizar estos inconvenientes, se hará uso de la siguiente notación:

Sea f=T(x) el proceso de modelo directo visto como una transformación, donde f es la
respuesta del modelo, x el vector que contiene los parámetros geológicos del modelo y T
es la transformación que matemáticamente describe el proceso f́ısico. En el caso śısmico, T
generalmente produce una respuesta del modelo derivada de una solución a la ecuación de
onda.

El proceso de inversión se escribe como x̂ = T−1(y) donde x̂ es el conjunto de parámetros
estimados del modelo (espacio del modelo) derivado del vector de datos y (espacio de datos).
El operador T−1 es la Transformación inversa del espacio de los datos al espacio de los
parámetros del modelo.

Ahora bien, las Dificultades asociadas al problema inverso pueden enlistarse a las siguien-
tes:

1. Puede ocurrir que pese a que la elección del modelo Directo T es f́ısicamente realista,
existe la posibilidad que la solución al problema inverso T−1 no exista. Esto implicaŕıa que
la reconstrucción del subsuelo resulte imposible.

2. Algunos problemas inversos pueden tener más ecuaciones que incógnitas (parámetros).
Esto significa que los sistemas de ecuaciones sean sobredeterminados y en consecuencia in-
consistentes, es decir, sin una solución bien planteada.

3. El caso opuesto a 2., es posible contar con muchas realizaciones de x̂ = T−1(y).
Esto generalmente ocurre debido a que los problemas mal planteados son producto de mayor
número de incógnitas (parámetros) que ecuaciones (subdeterminado). Esta situación genera
un número incuantificable de posibles soluciones al problema, teniéndose aśı el problema de
no - unicidad.

4. Por último, ocurre que los datos se encuentran afectados por el Ruido. Por lo tanto,
se pasa de x̂ = T−1(y) a la situación de x̂ = T−1(y+n), donde n representa el ruido o Vector
Error de las mediciones. El Ruido puede provocar amplias variaciones o inestabilidades en
la estimación de los parámetros del modelo, pudiendo destruir la validez de la solución.

A pesar de estas problemáticas, el proceso de inversión ha sido empleado exitosamente
en diversos estudios de caso para extraer información relevante de los datos geof́ısicos.

2.9. Resumen de caṕıtulo

En este caṕıtulo se describieron los métodos existentes para la modelación śısmica directa.
De esta gama destaca el método de Reflectividad de Incidencia Normal, pues es el que se
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implementó para generar los sismogramas sintéticos en el estudio de caso que se presenta en
el caṕıtulo 5 y cuyos resultados se exhiben en el caṕıtulo 6.



Caṕıtulo 3

Métodos de Inversión Śısmica

3.1. Introducción a los Métodos de Inversión Śısmica

La inversión śısmica es un problema mal planteado (ill - posed problem) [Tarantola, 2005].
Es decir, muchos modelos del subsuelo se ajustan a un mismo conjunto de datos, con su res-
pectiva medida del error. La principal tarea en el proceso de interpretación śısmica es elegir
y determinar cuál de ellos es geológicamente aceptable.

En términos generales, la inversión geof́ısica involucra mapear la estructura f́ısica y pro-
piedades del subsuelo a través de mediciones hechas en superficie. Ahora bien, la inversión
śısmica se restringe a recuperar una curva de impedancia pseudo-acústica de una traza śısmi-
ca.

Otra forma de visualizar a la inversión śısmica es como una técnica para generar un
modelo de tierra empleando los datos śısmicos como datos de entrada. Para entender la
inversión śısmica, primero se debe entender el proceso f́ısico involucrado en la generación de
los datos śısmicos. Éste comprende el modelo convolucional de la traza śısmica y sus tres
componentes: reflectividad, ond́ıcula śısmica y el ruido.

Los métodos más comunes de la Inversión Śısmica Pos-Stack se basan en la recursión
de una sola traza (single trace recursion). Para entender mejor estos procedimientos recur-
sivos de inversión conviene conocer la relación entre Deconvolución e Inversión, aśı como la
dependencia existente entre cada método y el esquema de Deconvolución seleccionado.

De entre los métodos Deconvolutivos clásicos se encuentran el método Whitening, méto-
dos de extracción de ond́ıcula y los métodos de Deconvolución Sparse Spike (e.g. Deconvo-
lución de Máxima Similitud y Norma L-1).

Otro método de inversión es la inversión basada en modelos (model-based inversion), en
donde un modelo geológico es actualizado de forma iterativa para encontrar el mejor ajuste
con la información śısmica. Después de esto entonces puede mencionarse el caso de Inversión
de tiempo de viaje (Travel time inversion) o también conocida como Tomograf́ıa.

Después de los métodos de Inversión Pos - stack, existe el caso de los métodos Pre -
Stack. Estos métodos permiten extraer otros parámetros tales como Densidad y Velocidad
de onda de corte.

De acuerdo a [Latimer, 2011], el primer requisito para realizar cualquier tipo de inversión
śısmica es tener el mejor procesado śısmico de datos completo, antes de ejecutarlo. Sin
embargo, los datos śısmicos invertidos (e.g. PSTM) pueden ser un indicador para determinar
si los datos debeŕıan ser reprocesados, o no. Es decir, el proceso de inversión śısmica es un

36
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indicador de control de calidad del procesamiento śısmico de los datos.

Figura 3.1: Métodos de Inversión Śısmica (Imagen modificada tomada de [Russell, 1988]).

Modelado Directo (Sismograma Sintético)
El modelado directo considera un modelo de propiedades representado por la Impedancia

Acústica, obtenida de los registros geof́ısicos (Vp y Densidad) que matemáticamente se
convoluciona con una ond́ıcula śısmica, o pulso śısmico, y se obtiene como resultado una
traza śısmica sintética (Sismograma Sintético).
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Figura 3.2: Modelado Directo (Sismograma Sintético) (Imagen modificada tomada de
[Barclay, 2008]).

La figura 3.2 muestra la representación del Modelado Śısmico Directo.

Inversión
De modo contrario, el proceso de inversión inicia con una traza śısmica, removiendo el

efecto de una ond́ıcula, generándose aśı valores de impedancia acústica a cada muestra, como
se describe en la figura 3.3.
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Figura 3.3: Proceso de Inversión (Imagen modificada tomada de [Barclay, 2008]).

Información Śısmica
Como se menciona en [Russell, 1988], para entender la Inversión Śısmica, primero deben

entenderse los procesos f́ısicos involucrados en la generación de los datos śısmicos. La figura
3.1 resume los dos grandes grupos de Inversión śısmica, clasificados de acuerdo al tipo de
datos śısmicos que se utilicen como datos de entrada. Por un lado se encuentra la inver-
sión śısmica de datos śısmicos apilados (Poststack), cuyo resultado final es la obtención de
información de impedancia acústica. Por el otro se encuentra la inversión śısmica de datos
śısmicos pre-apilados (Prestack), que cronológicamente es más reciente que el primero y cuyo
resultado final es la obtención de información adicional a la impedancia, como la Densidad
y la Velocidad de onda S-.
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Figura 3.4: Información Śısmica Pre-apilada (Prestack)

La figura 3.4 muestra un ejemplo de información śısmica pre-apilada, que corresponde a
un conjunto de trazas śısmicas que no han sido sometidas al proceso śısmico de apilamiento
(Stacking) y cuyo principal rasgo es su agrupación en los denominados Gathers śısmicos.
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Figura 3.5: Información Śısmica apilada (Poststack)

A su vez, la figura 3.5 muestra el ejemplo de información śısmica apilada a través de
un cubo de amplitudes śısmicas, que corresponde a un conjunto de trazas śısmicas que ya
fueron sometidas al proceso śısmico de apilamiento (Stacking) para reforzar la amplitud de
los reflectores y que a través de procesos de migración śısmica es posible brindar continuidad
lateral a los reflectores.

3.2. Métodos de Inversión Śısmica Poststack

3.2.1. Inversión Recursiva (RTI, Recursive Trace Integration In-
version)

También conocido como Inversión de banda limitada o Inversión de Impedancia Acústi-
ca Relativa. La Inversión Recursiva fue el primer tipo de inversión śısmica, discutido por
[Lindseth, 1979]. En él se asume que la traza śısmica representa una aproximación de la
reflectividad del subsuelo y matemáticamente puede escribirse de la siguiente forma:

st = wt ? rt (3.1)
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Donde st es la traza śısmica, rt es la serie de coeficientes de reflexión, wt es la ond́ıcula
śısmica y ′?′ representa el operador matemático de convolución.

Se asume que la ond́ıcula es de fase cero. Los algoritmos empleados para llevar a cabo
esta inversión requieren que la śısmica sea de fase cero. Los resultados obtenidos mediante
esta inversión deberán ser escalados para obtener rangos apropiados de impedancia.

En términos generales, los métodos de inversión de banda limitada carecen de las frecuen-
cias más bajas y de las frecuencias más altas, sólo contiene aquellas frecuencias contenidas
en los datos śısmicos. Las componentes de alta frecuencia de la impedancia pueden recu-
perarse mediante métodos tales como la Deconvolución. Por su parte, los componentes de
baja frecuencia o modelo de baja frecuencia se interpolan de los datos de pozo, se calibran
con la śısmica o pueden obtenerse de procesos determińısticos o estocásticos. Las ventajas
del modelo de bajas frecuencias es que los valores de impedancia se asocian directamente
a rango de valores de roca. Sus desventajas es que el procesamiento aplicado a la śısmica
deberá ser cuidadoso y fino para poder estimar velocidades de apilamiento confiables que
den cobertura a las frecuencias más bajas (0 – 2Hz).

3.2.2. Coloured Inversion

El método de la Coloured Inversion es básicamente una integración de traza śısmica,
que se consigue al aplicar una técnica de filtrado especial en el dominio de la frecuencia.
El espectro de amplitud del registro de pozo se compara con el de la traza śısmica y ah́ı es
de donde la palabra ‘Coloured’ proviene. Se diseña un operador inverso de tal forma que
‘lleva’ las amplitudes śısmicas de las frecuencias en correspondencia con las vistas con la
información del registro de pozo. Posteriormente, este operador se aplica a lo largo del cubo
śısmico, si se desea ([Lancaster and Whitcombe, 2000]).

Las ventajas de este método radican en su breve tiempo de ejecución computacional, es
estable y útil ante presencia de ruido, obtiene buenos y rápidos resultados preliminares. En lo
que respecta a las desventajas, es que sus resultados son de banda limitada, no considera una
ond́ıcula śısmica, la información śısmica de entrada deberá ser de fase – cero. Adicionalmente,
la media del espectro de reflectividad de los pozos disponibles se asume sean representativos
de la reflectividad real del área de estudio.
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Figura 3.6: Sección de Impedancia Acústica obtenida a través de una Coloured Inversion
(Imagen modificada tomada de [Veeken, 2007]).

La figura 3.6 muestra un ejemplo de la ejecución de una Coloured Inversion alrededor de
un pozo de interés. Nótese que las unidades litoestratigráficas se reconocen mejor a través
de la sección resultante de la Coloured Inversion.

3.2.3. Inversión en bloques o basada en estratos (Layer - based
blocky inversion)

Los algoritmos de este método modelan el subsuelo como estratos descritos por la im-
pedancia acústica. Este método asume estratos con ĺımites bien definidos. El enlace con los
datos śısmicos es mediante el Modelo Convolucional, que puede incorporar cualquier ond́ıcula
śısmica.

El problema de no-unicidad se contrarresta al restringir el número de estratos relacionado
al número de muestras śısmicas. Mientras los estratos sean más delgados que la resolución
śısmica, el problema de no – unicidad incrementa.

Estos métodos pueden estabilizarse a un modelo inicial, y en este contexto es que se
emplea el término de Inversión basada en modelos (Model Based Inversion).
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3.2.4. Inversión Sparse - Spike (Sparse - Spike Inversion)

Este método asume la serie de coeficientes de reflexión (reflectividad) como escasa, es
decir, que la traza śısmica puede modelarse con pocos coeficientes de reflexión, menor que
el número de muestras de la traza.

En los métodos Sparse – Spike el enlace con la śısmica es a través del modelo convolu-
cional.

La inversión Sparse – Spike emplea un número mı́nimo de interfaces de impedancia acústi-
ca para modelar la reflectividad del subsuelo (figura 3.7a ). Se adopta una aproximación 3D
y se proporcionan restricciones para la solución mediante las variaciones de baja frecuencia
observadas por los pozos de control.

La figura 3.7 muestra la versión restringida o acotada de la inversión Sparse Spike, en la
que se emplea un modelo de bajas frecuencias (información de registros de pozo) como gúıa
o referencia. El resultado del proceso de inversión sustituye a la traza śısmica 3.7a por una
curva o traza de pseudo impedancia acústica 3.7b en cada ubicación de trazas śısmicas.
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Figura 3.7: Sección obtenida a través de la Inversión Sparse - Spike (Imagen modificada
tomada de [Ronghe and Surarat, 2002]).
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3.2.5. Inversión por Mı́nimos Cuadrados (Least - Squares Inver-
sion)

Estos métodos comienzan con un modelo del subsuelo para después actualizarlo hasta
que la respuesta śısmica sintética (sismograma sintético) del modelo final se ajuste a los
datos śısmicos con el error por mı́nimos cuadrados más pequeño.

Para iniciar el proceso, se requiere de un modelo inicial aśı como una ond́ıcula śısmica
estimada. El modelo usualmente se construye de los registros sónico y densidad, también
haciendo uso de los horizontes śısmicos interpretados para extender lateralmente los valores
de impedancia en el área de estudio.

En lo que respecta a cada ubicación de los pozos, deberá efectuarse el ajuste Śısmica
– Pozo. Este proceso tiene enorme relevancia dado que de él depende la construcción del
modelo inicial.

El método de Inversión por mı́nimos cuadrados puede aplicarse tanto a datos śısmicos
apilados (Poststack) como datos śısmicos pre - apilados (Prestack).

3.2.6. Inversión Estocástica

La inversión estocástica combina el análisis geoestad́ıstico de los datos y modelación
con la inversión śısmica. El algoritmo de simulación de la inversión estocástica se modifica
simultáneamente a la vez que respeta los datos de pozo con los datos śısmicos mientras
estima los parámetros del yacimiento entre los pozos.

Los modelos deben respetar (honrar) los datos de pozo, de otro modo se rechazan. Se
establecen funciones de densidad de probabilidad (pdf ) para cada punto del mallado y estos
se emplean para llevar a cabo una simulación aleatoria. Los datos de entrada para las pdf
provienen de los registros de pozo, propiedades espaciales (variogramas) y distribuciones de
litoloǵıa.

El algoritmo Estocástico calcula para cada simulación una traza sintética, la compara
con la traza śısmica real y ya sea que suceda que la acepte o la rechace. Para ello puede
emplearse un proceso de Simulated Annealing.

Por su parte, los datos śısmicos son mediciones indirectas de porosidad, tipo de fluido,
mineraloǵıa y compresibilidad de roca. Sirven como gúıa para la extrapolación de parámetros
como volumen de poro, espesor neto de pago, ambientes de depósito, etc, que son útiles para
ubicar las unidades de flujo dentro del yacimiento y mejorar la predicción de la permeabilidad
hacia afuera de los pozos. Las restricciones geológicas ayudan a mejorar la confiabilidad de
las simulaciones y brindan errores de aproximación más realistas.

La inversión estocástica emplea funciones de densidad de probabilidad (pdf ) para simular
modelos de Tierra, que se convolucionan matemáticamente con la ond́ıcula śısmica y se
compara con la traza śısmica real. La cuantificación realista de la Incertidumbre juega un
papel esencial en este método. Los resultados se presentan con una probabilidad especificada.
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Figura 3.8: Flujo de trabajo del proceso de Inversión Estocástica (Imágenes modificadas
tomadas de [Grana, 2013] y [Grana et al., 2016]).

El flujo de trabajo propuesto por [Grana, 2013] y mostrado en la figura 3.8 puede resu-
mirse a través de los siguientes numerales: 1. CALIBRACIÓN DEL MODELO DE FÍSICA
DE ROCAS, en el que se establece un modelo de F́ısica de Rocas empleando información de
registros geof́ısicos de pozo para predecir atributos elásticos (velocidades o impedancias) a
partir de propiedades petrof́ısicas; 2. INVERSIÓN SÍSMICA LINEALIZADA BAYESIA-
NA, en el que se estiman propiedades elásticas a partir de Gathers śısmicos apilados agru-
pados por ángulo; 3. ESTIMACIÓN DE PROBABILIDADES CONDICIONALES, donde
se calculan las probabilidades condicionales de las variables petrof́ısicas y clases lito-fluidos
en un modelo de multipropiedades y multiescala.
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Figura 3.9: Alcances de la Inversión Estocástica (Imágenes modificadas tomadas de
[Grana, 2013] y [Grana et al., 2016]).

La figura 3.9 muestra las secciones de impedancia obtenidas del proceso de inversión
Bayesiana, Ip e Is. Aśı también, se muestran las secciones obtenidas para la porosidad efec-
tiva, contenido de arcilla y saturación de agua. Finalmente, en la parte inferior de la figura
se muestran una visualización 3D (tridimensional) y una sección 2D de la probabilidad de
ocurrencia de un rasgo de interés, que para este caso corresponde a arenas almacenadoras
de aceite.

Los alcances de la Inversión Estocástica comprenden llevar a escala śısmica paráme-
tros elásticos, geológicos y petrof́ısicos tales como: impedancia acústica, impedancia elástica,
porosidad, volumen de arcilla, saturación de agua, velocidad de onda compresional, veloci-
dad de onda de corte, densidad, litofacies. No solamente consiste en la estimación de estos
parámetros a dicha escala, sino también a la incertidumbre asociada a su estimación.

La inversión estocástica representa un método alternativo para incluir información que
no se encuentra en el ancho de banda de la śısmica. Estos algoritmos emplean control de
pozo y control geológico espacialmente descritos por un algoritmo estocástico.

No se pierda de vista que este método tiene el beneficio del modelado de parámetros
3D previo. Las ventajas de este modelo es que incluyen la interpretación geológica inicial,
los datos de pozo y los datos śısmicos. Dada la participación del modelo de interpretación
geológico, la aplicación exitosa del método exige la adecuada calibración śısmica - pozo de
los pozos con la información śısmica, aśı como una interpretación geológica detallada tanto
estructural como estratigráficamente, previos a correr el método de inversión.
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3.3. Métodos de Inversión Śısmica Prestack

3.3.1. Inversión de Impedancia Elástica (EI, Elastic Impedance
Inversion)

El esquema de aproximación fue formulado por [Connolly, 1999]. La impedancia elástica
es la impedancia matemática generada por la función de reflectividad linealizada de Aki –
Richards, asumiendo que la reflectividad es la derivada del logaritmo de la impedancia. Esto
implica que el cociente Vp/Vs es constante. En términos generales, la Inversión elástica se
usa para cualquier inversión Prestack en la que los parámetros elásticos son el resultado.

En la inversión śısmica Poststack se hace la suposición que los rayos śısmicos inciden al
reflector a un ángulo muy cercano a cero (Incidencia Vertical). Esta incidencia normal de
los rayos śısmicos responden a la impedancia acústica. Por su parte, a ángulos de incidencia
diferentes de cero, los datos śısmicos “responden” a la impedancia elástica.

Este efecto se calcula empleando las ecuaciones de Zoeppritz. Los métodos de inversión
Prestack (para ángulos mayores que cero) comenzaron a desarrollarse entre 1995 y el año
2000. Como todo, éstos métodos han sido mejorados desde entonces. En la inversión Prestack,
tanto la Impedancia de onda P- como la Impedancia de onda S- se calculan para obtener los
modelos elásticos. Además, cuando se calculan junto con el parámetro Densidad, el proceso
es denominado Inversión Simultánea.

La inversión Prestack es especialmente útil cuando se desea obtener propiedades de fluido
a partir de los datos śısmicos.

El proceso se desarrolla en múltiples datos apilados por ángulo (Angle - Stack) o en
datos pre - apilados (Prestack) en el dominio angular (CDP gathers o Angle - Stacks). Este
proceso genera la Impedancia Acústica (Ip), Impedancia Elástica o de corte (Is) o la relación
Vp/Vs.

En lo que respecta a los algoritmos, existen diferentes aproximaciones tales como Zoep-
pritz – Knott, la aproximación completa no lineal de Aki – Richards o su aproximación
exacta.

Figura 3.10: Cubo de Lambda - Rho obtenido a través de una inversión elástica.

La figura 3.10 muestra la visualización de la multiplicación de las propiedades lambda y



50

rho obtenidas del proceso de Inversión Elástica aplicado a un cubo de amplitudes śısmicas.
En la imagen, el color amarillo corresponde a valores altos de esta propiedad, mientras que
el color verde está asociado a valores bajos.

3.3.2. Inversión Śısmica dependiente del Ángulo (ADI, Angle De-
pendent Inversion)

De acuerdo a lo que se menciona en [Brown, 2011], la Inversión Śısmica dependiente del
Ángulo es un método desarrollado en el año 2000. Esta inversión integra un modelo geológico
detallado con múltiples datos śısmicos Angle – Stack y registros geof́ısicos de pozo para aśı
generar un volumen 3D de Impedancia Acústica con un mejoramiento en el ancho de banda
con respecto a los datos śısmicos de entrada (se agrega información de bajas frecuencias).

El método funciona invirtiendo cada uno de los Angle – Stacks empleando su ond́ıcula
śısmica asociada, convirtiendo las propiedades de la interface śısmica en propiedades de
estrato o capa, e integrando un modelo de bajas frecuencias.

La información de amplitud Near - Stack está relacionada a cambios en la densidad y
velocidad de onda compresional (Vp). La información de amplitud Far - Stack se relaciona
a la densidad, velocidad de onda compresional (Vp) y velocidad de onda de corte (Vs), que
en conjunto se denominan Propiedades elásticas.

La inversión dependiente del ángulo (ADI ) involucra dividir los CDPs en grupos de
ángulo constantes, apilarlos y llevar a cabo la inversión. Los datos pueden ser calibrados
a salmuera, aceite, gas al modelar usando una función densidad de probabilidad para aśı
permitir una discriminación de fluido. El proceso es rápido y usualmente suficiente para
propósitos de exploración de hidrocarburos.

3.3.3. Inversión Simultánea

La inversión simultánea AVO emplea un conjunto de datos de offset parciales o Angle –
Stacks, cada cual con sus propias ond́ıculas śısmicas, además de modelos de baja frecuencia
para la Impedancia de onda P -, Impedancia de onda S - y una medida de la densidad para
estimar simultáneamente volúmenes de inversión para impedancia de onda P-, cizalla o corte
y densidad.

Este algoritmo fue descrito entre el año 2000 y 2003 y emplea las ecuaciones exactas de
Zoeppritz en una forma no basada en modelos (non – model- based), implementación sparse
– spike con un control arbitrario de bajas frecuencias proveniente de un modelo geológico.

[Hampson et al., 2005] describieron un algoritmo de Inversión Simultánea Prestack ba-
sada en modelos para estimar Impedancia de onda P- e Impedancia de onda S- de Angle
gathers. Este método se basa en una inversión AVO lineal [Buland and Omre, 2003]. Las res-
tricciones se usan de un modo No – Bayesiano, y la inversión es para Impedancia y Densidad
más que para velocidad y densidad.

El algoritmo se basa en tres supuestos:
1. La reflectividad es un proceso lineal.
2. La reflectividad PP y PS se describen como función del ángulo de incidencia.
3. Existe una relación lineal entre las Impedancias de onda P - y S - y la densidad.
Los resultados de la inversión (Impedancia acústica, Impedancia elástica y la relación

Vp/Vs), pueden transformarse a los atributos elásticos (Lambda - Rho, Mu - Rho). Estos
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atributos elásticos son útiles para distinguir entre litoloǵıas y propiedades de fluido.
Resulta provechoso invertir los stacks simultáneamente porque de los resultados se puede

estimar las velocidades Vp, Vs y la densidad, aśı como cualquier combinación de ellas, incluidas
la impedancia acústica y de cizalla.

Cuando se emplea sólo la inversión śısmica Pos - Stack, podŕıan ocurrir imprecisiones
en la diferenciación entre litoloǵıas y fluidos; esta complicación puede esclarecerse y verse
disminuida con la aplicación de métodos de Inversión śısmica Pre - Stack, de ser posible.

La inversión simultánea requiere de un modelo a priori de bajas frecuencias para la
estimación de las impedancias de Onda P -, S-, aśı como la densidad. También, es beneficioso
que los datos śısmicos cuenten con un buen procesamiento śısmico.

Figura 3.11: Sección obtenida de una inversión AVO simultánea(Imagen modificada tomada
de [Hampson et al., 2005]).

En la figura 3.11 se muestra el ejemplo de un caso real en el que se implementó la
Inversión Simultánea de datos śısmicos Prestack. Se trata de acumulación gaśıfera de edad
Cretácico en la parte central de Alberta, Canadá. Esta muestra la relación Vp/Vs estimada,
donde la acumulación de gas almacenado en arenas se indica en la figura a través de la elipse
cuyo peŕımetro es de color negro. Nótese que en la región que circunscribe la elipse, existe
una cáıda en la relación Vp/Vs, asociada precisamente a la presencia de la acumulación de
gas.

3.3.4. Inversión de Onda completa (FWI, Full Waveform Inver-
sion)

La inversión de onda completa (FWI) es una técnica de alta resolución śısmica que
se basa en emplear el contenido entero de las trazas śısmicas para extraer los parámetros
f́ısicos del medio, muestreados por las ondas śısmicas. Los métodos de inversión de onda
completa proporcionan los medios para estimar las propiedades elásticas, o acústicas. FWI
aprovecha los datos śısmicos agrupados en arreglos de punto fuente común CSG (common
shot gathers), sin procesos de migración. Es por ello que la modelación śısmica requiere
reproducir las amplitudes de ondas śısmicas y sus apropiados tiempos de arribo de las fuentes
a los receptores.
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Las técnicas de modelación śısmica directa comúnmente empleadas usan esquemas expĺıci-
tos de diferencias finitas ya sea en el tiempo o en el dominio de la frecuencia, o elementos
finitos.

Dado que los datos śısmicos de entrada requieren mucho menor procesamiento śısmico
que en los casos de inversión śısmica Poststack, se afirma que los datos śısmicos de entra-
da son ajenos a incertidumbre significativa asociada al procesamiento śısmico, aunque esta
incertidumbre se transfiere a través de la etapa de modelación śısmica directa.

El fundamento teórico de los métodos de onda completa FWI fueron desarrollados por
Tarantola entre 1984 y 1986, y representan la solución general para resolver los datos śısmicos
bajo una suposición elástica.

Figura 3.12: Efecto de la implementación del proceso de Inversión de Onda completa a una
sección de velocidades (Imagen modificada tomada de [Virieux et al., 2014]).

En la figura 3.12 se muestra el ejemplo de un caso en el que un modelo suavizado de
velocidades (b) se emplea como modelo inicial en el proceso de Inversión de Onda Completa.
Nótese que el resultado es la reconstrucción mejorada del modelo de velocidades (a). El
mejoramiento mostrado en (a) se debe al incremento del contenido de número de onda.

3.4. Inversión Śısmica y estimación de la Impedancia

El trabajo desarrollado por [Hendrick and Hearn, 1993] dejó entrever la importancia de
incorporar información confiable de bajas frecuencias al proceso de inversión de trazas śısmi-
cas, espećıficamente a los métodos clásicos de inversión śısmica Recursiva post - stack. Poste-
rior a ello, el trabajo de [Ferguson and Margrave, 1996] incorpora precisamente esta informa-
ción confiable de bajas frecuencias a través de registros geof́ısicos de pozo, o bien, alguna fun-
ción de impedancia conocida. Este hecho refuerza lo que mencionan [Lines and Treitel, 1984],
donde se afirma que para aproximar la impedancia del subsuelo a través de los datos śısmicos
es necesario tomar en consideración la naturaleza de la banda de frecuencias limitada de los
datos śısmicos, especialmente en las bajas frecuencias.

A su vez, el trabajo de [Ferguson and Margrave, 1996] se basa en el esquema de inversión
desarrollado por [Waters, 1978]. El método de Waters es una aproximación simple para cal-
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cular valores de impedancia a partir de los datos śısmicos. Una estimación de impedancia,
ya sea a partir de registros geof́ısicos de pozo o velocidades de apilamiento (stacking velo-
cities), primero se combina en el dominio de las frecuencias con datos śısmicos ‘integrados’.
Al resultado de esto se le aplica Transformación Inversa de Fourier para aśı obtener la traza
de impedancia. De esta forma, valores detallados de impedancia se obtienen a partir de los
datos śısmicos ‘integrados’, mientras que la tendencia de baja frecuencia se obtiene a través
del registro de pozo.

3.5. Inversión Śısmica Estocástica

Introducción
El hecho de integrar la variada información relacionada a un yacimiento (śısmica, re-

gistros geof́ısicos de pozo, f́ısica de rocas, correlaciones espaciales, etc) dentro del enfoque
del problema inverso, en un modelo con más de un componente (propiedades, estructura),
relaciones y conexiones entre los componentes del modelo y múltiples restricciones de los con-
juntos de datos, puede resultar problemático. Sin embargo, las ventajas al considerar este
esquema conjunto de inversión puede resumirse en los siguientes dos puntos: 1) Las incerti-
dumbres asociadas con las observaciones y el modelo pueden ser identificadas y continuarse
rigurosamente hasta las estimaciones finales de las propiedades del yacimiento, apropiada-
mente combinadas y 2) La precisión de este esquema combinado de inversión es mejor
en comparación con aquél esquema ’paso a paso’(de “cascada” o secuencial) de inversión
cuando las funciones del modelo geof́ısico y petrof́ısico no son lineales y/o cuando sus fun-
ciones de densidad de probabilidad se alejan de una distribución normal, aspecto que ocurre
comúnmente ([Bosch et al., 2017]).

En la figura 3.13 se muestran cuatro esquemas diferentes de inversión aplicados a la
descripción del yacimiento.
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Figura 3.13: Esquemas de inversión aplicados a la descripción del yacimiento (Imagen mo-
dificada tomada de [Bosch et al., 2017]).

La figura 3.13 describe: a) Muestra las componentes del modelo, información y datos
involucrados en lo que puede denominarse inversión śısmica ’convencional’, que permite la
estimación de los parámetros elásticos del medio, b) Describe el esquema conjunto de in-
versión śısmica y F́ısica de Rocas, para una estimación conjunta de parámetros elásticos y
de yacimiento, c) Muestra el enfoque de inversión śısmica con restricciones a los parámetros
elásticos del medio debidas a los registros geof́ısicos de pozo, dado un modelo estad́ıstico
espacial, d) Describe la śısmica, la F́ısica de Rocas y la inversión geoestad́ıstica condicio-
nadas por los registros geof́ısicos de pozo. En este último caso, los resultados obtenidos de
manera conjunta “honran” o respetan los datos śısmicos, los modelos de F́ısica de Roca y
las restricciones de los registros de pozo en la trayectoria de los pozos.
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En el presente trabajo, se desarrollará y tendrá mayor énfasis el esquema ’b)’, es decir,
el esquema de Inversión Śısmica F́ısica de Rocas. Como se indica en [Bosch et al., 2010],
el objetivo de aplicar los métodos geof́ısicos para la caracterización de yacimientos va más
allá de la estimación de propiedades f́ısicas, también se pretende estimar propiedades del
yacimiento tales como la litoloǵıa, saturación de fluidos y porosidad. A su vez, la combinación
de las estimaciones de las propiedades elásticas obtenidas mediante la inversión śısmica y la
F́ısica de Rocas o información petrof́ısica para predecir propiedades de yacimiento constituye
un procedimiento de gran relevancia en la caracterización de yacimientos. En este ámbito,
las relaciones de F́ısica de Rocas se imponen como restricciones al proceso de inversión.

Planteamiento del problema

De acuerdo a [Bosch et al., 2010], existen varias aproximaciones para la estimación cuan-
titativa de propiedades de yacimiento a partir de la inversión śısmica. La formulación general
Bayesiana para el problema inverso puede implementarse a través de dos diferentes flujos de
trabajo:

1. Aproximación de cascada o secuencial: En esta aproximación primero se invierten
los datos śısmicos, de forma determinista o estocástica, en propiedades elásticas. Luego,
los Modelos de F́ısica de Rocas transforman esas propiedades elásticas en propiedades de
yacimiento.

2. Aproximación Conjunta o simultánea: Calcula los parámetros elásticos y propie-
dades de yacimiento, frecuentemente por medio de una formulación Bayesiana, garantizando
consistencia entre las propiedades elásticas y de yacimiento. La F́ısica de Rocas juega un
papel fundamental al relacionar parámetros elásticos tales como impedancias y velocidades
a propiedades de yacimiento como litoloǵıa, porosidad y saturación de fluidos.

La justificación de una formulación conjunta para las inversión śısmica y petrof́ısica
puede plantearse en términos de exactitud, precisión y cuantificación de incertidumbres.
La exactitud en la estimación de los parámetros (media, probabilidad máxima, mediana)
es equivalente entre los enfoques secuencial y conjunto, siempre que la relación entre los
parámetros elásticos y de yacimiento sea lineal. En caso de no ser aśı, la aproximación
conjunta mejora la exactitud de la estimación.

3.6. Resumen de caṕıtulo

Este tercer caṕıtulo parte de un aspecto de suma importancia como lo es el tipo de
información śısmica. A partir de esto se muestra la clasificación de métodos de inversión
śısmica existentes, de acuerdo al tipo de información śısmica que se disponga (ver figura
3.1). Al respecto, el presente trabajo dispuso de información śısmica apilada y el método
de inversión śısmica implementado se centra en la estimación de impedancia acústica. Como
parte de la integración de la información diversa disponible, el caṕıtulo presenta además los
diversos escenarios de esquemas conjuntos de inversión śısmica (ver figura 3.13) .



Caṕıtulo 4

F́ısica de Rocas

4.1. Introducción

De acuerdo a [Chopra and Castagna, 2014], la F́ısica de Rocas es una correlación directa
entre la litoloǵıa y la información śısmica ‘migrada’ y/o ‘apilada’. Los registros geof́ısicos
de pozo ‘acústicos’ como el sónico son pobres indicadores o diferenciadores de litoloǵıa. La
principal razón de ello es debido a que rocas como arenisca, caliza o lutita, presentan un
rango de variación amplio de velocidades, lo cual a su vez puede generar que los rangos de
velocidad se “traslapen” y exista imprecisión. Sin embargo, si se combina con otros registros
como el de densidad o porosidad, este aspecto puede mejorar. Además, la información de
registros es limitada ya que sólo se encuentra disponible en la ubicación del pozo, mientras
que la información śısmica está disponible más allá.

La respuesta śısmica de las rocas del subsuelo depende del contraste de velocidades de
onda compresional Vp y velocidades de onda de corte (Vs), aśı como del contraste de den-
sidades. Estos contrastes a su vez dependen de la litoloǵıa, porosidad, saturación de fluido
y presión, aspectos que influyen en la propagación de las ondas śısmicas ([Gregory, 1977];
[Castagna and Backus, 1993]).

La F́ısica de Rocas brinda el enlace entre las propiedades f́ısicas de las rocas y su res-
puesta śısmica. Tal enlace establece la velocidad de onda P (Vp), velocidad de onda S (Vs)
y densidad de la roca, con sus asociaciones con los módulos elásticos de las rocas (módulo
volumétrico o compresibilidad κ y el módulo de corte o cizalla µ), porosidad, saturación de
fluido, temperatura y presión.

Como lo proponen [Castagna and Backus, 1993], tras describir de forma breve conceptos
básicos, el tema de F́ısica de Rocas puede desarrollarse de acuerdo a los siguientes puntos:

1) Recopilar toda la información disponible de velocidad de onda P (Vp), velocidad de
onda S (Vs) y densidad (ρ).

2) Con la información recopilada, ajustar los datos a modelos emṕıricos en los gráficos
cruzados Vp versus Vs, Vp versus densidad para determinar litoloǵıa en común.

3) Discutir a detalle la dependencia de la Presión, Temperatura y composición en la
densidad y compresibilidad de mezclas de saturación de fluido.

4) Mostrar el Reemplazamiento (sustitución) de Fluidos en rocas empleando las ecuacio-
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nes de Biot – Gassmann y desglosar las propiedades de roca requeridas para dichos cálculos.

4.2. Conceptos básicos de F́ısica de Rocas

4.2.1. Estimaciones de Velocidad

Las velocidades de onda P y de onda S para rocas homogéneas, no porosas e isótropas, en
términos del módulo volumétrico (compresibilidad) y el módulo de cizalla (corte) se calculan
de acuerdo a las siguientes ecuaciones:

Vp =

√
κ+ 4

3
µ

ρ
(4.1)

Vs =

√
µ

ρ
(4.2)

Estas ecuaciones relacionan las velocidades śısmicas con las propiedades de roca. En am-
bas se asume que la propagación de las ondas elásticas ocurre en un medio elástico isótropo.
No obstante, un medio poroso y por tanto rocas porosas, estrictamente no es elástico.

Las propiedades elásticas de cualquier material deformable se definen a través de sus
módulos elásticos. El módulo volumétrico κ y el módulo de cizalla µ son parte de esos
módulos elásticos. ‘λ’ es otro ejemplo de constante elástica, denominada primera constante
de Lamé, que a su vez se relaciona con los otros dos módulos elásticos descritos anteriormente,
mediante la ecuación:

κ = λ+ 2µ/3 (4.3)

La velocidad de onda P (Vp) reescrita en términos de las constantes de Lamé se muestra
en la ecuación siguiente:

Vp =

√
λ+ 2µ

ρ
(4.4)

Donde µ además de ser el módulo de corte o cizalla, también se le conoce como la segunda
constante de Lamé.

Para un medio homogéneo e isótropo que se deforma elásticamente debido a una com-
presión uniaxial, se define la relación de Poisson como la variación fraccional negativa a lo
ancho dividido entre la variación fraccional a lo largo. Además, la relación de Poisson se
asocia directamente a la relación Vp/Vs a través de la siguiente ecuación:

ν =
0,5 (Vp/Vs)

2 − 1

(Vp/Vs)
2 − 1

(4.5)

Un valor de “cero” en la relación de Poisson corresponde a un valor de 1.41 en la relación
Vp/Vs . Los fluidos tienen una relación de Poisson igual a 0.5, lo cual implica que la relación
Vp/Vs sea infinita.
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4.2.2. Estimaciones de Densidad

La forma más simple de calcular la densidad es empleando la ecuación de balance de
masa, representada por la siguiente ecuación:

ρsat = ρm(1− φ) + ρwSwφ+ ρhc(1− Sw)φ (4.6)

Donde φ es la porosidad, Sw es la saturación de agua, ρm es la densidad de la matriz de
la roca, ρsat es la densidad de la roca saturada, ρw es la densidad de la salmuera y ρhc es la
densidad del hidrocarburo. En esta ecuación se asume que la densidad promedio de la matriz
de la roca es ρm y que se tienen dos fluidos, agua (salmuera) e hidrocarburo, que ’saturan’
el espacio poroso de la roca.

Para un yacimiento de gas, la densidad decae más rápidamente que para un yacimiento
de aceite; esa distinción es útil y significativa en la interpretación de las respuestas śısmicas
AVO.

Dada una determinada porosidad, la densidad decrece conforme la saturación de agua
también decrece. De forma similar, la densidad decrece conforme la porosidad aumenta, dada
una saturación.

4.2.3. Relación Velocidad - porosidad

Como tendencia general, las rocas con ‘alta porosidad’ exhiben un comportamiento de
velocidades śısmicas bajas, tanto velocidades de onda P como de onda S, en comparación con
rocas de ‘baja porosidad’. Sin embargo, no perder de vista el hecho que las velocidades śısmi-
cas dependen de una variedad de otros factores, tales como la litoloǵıa, forma de poro, tipo
de fluido y saturación, presión efectiva, temperatura, frecuencia, cementación, coordinación,
contacto entre granos, arreglo estructural.

Ejemplos de relaciones emṕıricas velocidad – porosidad pueden observarse en ([Wyllie et al., 1956];
[Wyllie et al., 1958]), en donde la velocidad de onda P se descompone en su componente
matriz, agua e hidrocarburo. Representada mediante la ecuación conocida como la ecuación
volumen promedio:

1

Vp
=

1− φ
Vpma

+
Swφ

Vw
+

(1− Sw)φ

Vhc
(4.7)

Donde Vpma es la velocidad de onda P de la matriz de la roca, φ es la porosidad, Sw es la
saturación de agua y Vhc es la velocidad de onda P del hidrocarburo.

La ecuación de Wyllie (2.12) puede funcionar adecuadamente para areniscas ‘limpias’,
bien litificadas y con un rango de porosidades de entre el 10 – 25 %. No obstante, so-
breestima la velocidad de onda P en porosidades altas y en rocas pobremente litificadas
[Chopra and Castagna, 2014]. Además, no predice el efecto generado por saturación de hi-
drocarburo de forma correcta, por lo que no deberá emplearse para este fin.

Por otra parte, se encuentra la ecuación propuesta por [Raymer et al., 1980], que es simi-
lar a la anterior excepto porque agrupa el componente de fluido (salmuera e hidrocarburo)
en un solo término:

Vpsat = (1− φ)2 Vpma + φVf (4.8)
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Esta ecuación tiene mejor validez o aceptación para areniscas litificadas con porosidades
menores a 37 %. No deberá considerarse válida en todas las circunstancias y podŕıa tener
adecuaciones.

Tanto la ecuación de Wyllie como la de Raymer, su validez se restringe a areniscas.
Ambas presentan imprecisiones de estimación para casos de areniscas poco o no consolidadas,
areniscas arcillosas y lutitas.

Similar a la ecuación (2.13), es aquella propuesta por [Castagna et al., 1985] y [Castagna et al., 1993],
pero para el caso de velocidad de onda S:

Vs = (1− φ)2 Vsma (4.9)

Por otro lado, las ecuaciones propuestas por [Han et al., 1986], brindan un panorama
más general al considerar areniscas con diferentes rangos de porosidad y contenido de arcilla
(volumen de arcilla).

Vp = 5,59− 6,93φ− 2,18C (4.10)

Vs = 3,52− 4,91φ− 1,89C (4.11)

Donde ambas velocidades de onda, se expresan en [km/s] y C es el volumen o fracción
del contenido de arcilla. Ambas ecuaciones son válidas para areniscas saturadas de agua y
una presión confinante de 40MPa.

Figura 4.1: Comportamiento de la velocidad con respecto a la porosidad (Caso Vp). Las
ĺıneas de tendencia de acuerdo a las ecuaciones propuestas por [Han et al., 1986] (Imagen
modificada tomada de [Chopra and Castagna, 2014]).

Como se muestra en la figura (4.1), [Han et al., 1986] descubrieron que las velocidades
tienden a decrecer conforme la porosidad incrementa, pero exhiben dispersión alrededor de
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las ĺıneas de regresión cuando la arcilla se encuentra presente (y saturada de agua). Los
efectos de la porosidad y contenido de arcilla en la Velocidad Vs son más notorios que para
el caso de Vp .

Relaciones emṕıricas similares a las ecuaciones propuestas por [Han et al., 1986] pueden
observarse en [Tosaya and Nur, 1982] y [Castagna et al., 1985].

Las relaciones o tendencias Vp–Vs pueden definirse de manera más precisa que las rela-
ciones Velocidad – porosidad, debido a que la porosidad, forma de poro y presión tienden a
afectar Vp y Vs por igual.

4.2.4. Relación Vp - Vs

Como lo indican [Castagna and Backus, 1993], es importante enfatizar que las rocas están
compuestas de minerales. Debido a ello, para el caso de una roca ‘bien litificada’ y de baja
porosidad, se espera que su velocidad śısmica sea fuertemente dependiente del mineral que
compone a dicha roca. Por el contrario, para una roca ‘poco consolidada’ y con alta porosidad,
se espera que su velocidad śısmica sea débilmente dependiente del mineral que la compone
precisamente debido a su alto volumen de poro. Para las rocas monominerálicas (e.g. cuarzo,
calcita, arcilla) con porosidad cercana a cero, se espera que sus velocidades śısmicas se
aproximen a las velocidades śısmicas del mineral.

Generalmente, cuando se realiza un gráfico cruzado, entre Vp y Vs, se espera que por
una parte, se encuentre un extremo del gráfico que representa la velocidad mineral con una
determinada porosidad y presión confinante. El otro extremo del gráfico representa el caso
cuando la roca se vuelve ‘más fluida’, y por ende su velocidad de onda P es más cercana a
la velocidad śısmica del agua, y en consecuencia un valor de Vs cercano a cero.

En la literatura existen diversas relaciones emṕıricas Vp–Vs, representadas mediante gráfi-
cos cruzados para diferentes litoloǵıas. Ejemplos de ello se muestran en las figuras (4.2) y
(4.3).

Figura 4.2: Gráfico cruzado Vp contra Vs para a) lutitas y b) areniscas (Imagen modificada
tomada de [Castagna and Backus, 1993]).

Para rocas sedimentarias siliciclásticas de grano fino (denominadas Mudrocks), [Castagna et al., 1985]
determinaron que la relación matemática entre Vs y Vp es la que se indica en la figura (4.2a).
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Esta ecuación es válida para rocas siliciclásticas compuestas primordialmente de arcilla y
part́ıculas de tamaño de limo. A su vez, la figura (4.2b) muestra el ajuste de datos asocia-
dos a litoloǵıa arenisca a una ĺınea de regresión (ĺınea sólida) y dos relaciones matemáticas
distintas.

Figura 4.3: Gráfico cruzado Vp contra Vs para a) calizas y b) dolomı́as (Imagen modificada
tomada de [Castagna and Backus, 1993]).

La figura (4.3a) muestra la relación matemática entre Vs y Vp para rocas calizas. Por
su parte, la figura (4.3b) también muestra la relación matemática entre Vs y Vp, pero
para dolomı́as. En ambas figuras, además de mostrarse las ecuaciones de las ĺıneas de regre-
sión (ĺınea sólida), también se indican las ecuaciones resultantes de acuerdo al trabajo de
[Pickett, 1963].

La relación Vp/Vs es un buen diferenciador de litoloǵıa, y este puede expresarse mediante
la siguiente ecuación: (

Vp

Vs

)2

=
κ

µ
+

4

3
(4.12)

Por ejemplo, una arena saturada de gas mostraŕıa un decremento en la velocidad Vp
(como resultado de un módulo volumétrico menor y un valor de densidad menor), pero sólo
un ligero incremento en la velocidad Vs, como resultado del decremento en la densidad. Por
lo tanto, la relación Vp/Vs resulta ser un buen indicador de presencia de gas en el espacio
poroso. Este hecho es la base de la detección directa de hidrocarburo, empleando AVO.

4.2.5. Relaciones Vp/Vs - Impedancia Acústica

El gráfico cruzado de Impedancia Acústica versus la relación Vp / Vs permite llevar a cabo
el análisis de F́ısica de Rocas no sólo para datos de pozo, sino también para atributos śısmicos
como aquellos obtenidos a partir de una inversión śısmica elástica. Esta es la principal razón
por la que este scatterplot es comúnmente utilizado, porque la Impedancia Acústica, Vp y Vs
son datos de salida t́ıpicos de la inversión śısmica.
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4.3. Diagnóstico de F́ısica de Rocas

La técnica del Diagnóstico de F́ısica de Rocas fue presentada por [Dvorkin and Nur, 1996]
como un medio para inferir la microestructura de la roca a partir de las relaciones Velocidad
– Porosidad. El Diagnóstico se efectúa al ajustar una curva asociada a un modelo teórico
de medio – efectivo a una tendencia en los datos. Se asume que la microestructura de los
sedimentos ajusta con la utilizada en el modelo.

Esta tecnoloǵıa del Diagnóstico de F́ısica de Rocas se aplica ajustando un modelo teórico
de medio efectivo a una tendencia en los datos de Velocidad – Porosidad. Al superponer
las curvas del modelo en los gráficos cruzados en el plano Velocidad – Porosidad, es po-
sible clasificar los datos en agrupaciones de datos denominados clusters. Estos clusters se
definen a través de propiedades t́ıpicas sedimentológicas y de F́ısica de Rocas. Comúnmen-
te suelen referirse como Litofacies śısmicas. Al asociar las Litofacies a las propiedades de
F́ısica de Rocas se mejora la capacidad de utilizar la información de amplitudes śısmicas
para la interpretación de sistemas sedimentológicos deposicionales y la caracterización de
heterogeneidades del yacimiento dentro de estos sistemas ([Avseth et al., 2005]).

En resumen, algunas aplicaciones del Diagnóstico de F́ısica de Rocas son que puede
implementarse para cuantificar la cementación y el volumen de arcilla, aśı como el grado de
selección de grano ([Avseth et al., 2000]) o para inferir el tipo de roca y textura a partir de
las relaciones Velocidad – Porosidad ([Dvorkin and Nur, 1996]).

4.4. El concepto de Plantilla de F́ısica de Rocas

De acuerdo con ([Avseth et al., 2005]), una Plantilla de F́ısica de Rocas es donde se res-
tringen los modelos de F́ısica de Rocas a parámetros geológicos locales que incluyen textura,
litoloǵıa y profundidad, y muestran como éstos pueden ayudar a efectuar una mejor discri-
minación de hidrocarburos a través de la información śısmica y de registros geof́ısicos de
pozo.

4.5. Modelos de F́ısica de Rocas

De acuerdo con [Bosch et al., 2017], de entre los diversos modelos de F́ısica de rocas que
pueden emplearse, se distinguen tres clases generales:



63

Modelos teóricos

Modelos emṕıricos

Modelos heuŕısticos

Dentro de los modelos teóricos se encuentran los denominados modelos de contacto,
que son aquellos modelos que aproximan a la roca como una colección de granos separados,
cuyas propiedades elásticas se determinan a través de la deformabilidad y rigidez de los
contactos grano – a – grano.

Los parámetros clave para determinar la rigidez de la roca son los módulos elásticos
de los granos esféricos y la superficie de contacto entre ellos, lo cual es consecuencia de su
deformabilidad bajo una determinada presión. La mayoŕıa de estos modelos se basan en la
solución de Hertz – Mindlin ([Mindlin, 1949]) para el comportamiento elástico de dos esferas
elásticas en contacto.

Los modelos de F́ısica de Rocas se pueden emplear para cualquiera de los siguientes
propósitos:

1.- Para interpretar velocidades sónicas y śısmicas en términos de parámetros del yaci-
miento.

2.- Para validar los datos de pozo (QC, control de calidad).
3.- Para extrapolar la información más allá de las cercańıas del pozo para aśı examinar

diversos posibles escenarios.
Si se desean predecir las velocidades śısmicas de una roca, sólo conociendo su porosidad,

composición mineralógica y los módulos elásticos de sus componentes mineralógicos, entonces
es preciso determinar los ĺımites superior e inferior de las velocidades śısmicas. Si además
se conocen aspectos geométricos como el arreglo o empaque o arreglo de granos y poros,
entonces las propiedades śısmicas pueden predecirse con mayor exactitud.

Existen diversos modelos que consideran la microestructura y textura de las rocas, y
éstos en principio permiten ir en el sentido inverso, es decir, predecir el tipo de roca y su
microestructura a partir de las velocidades śısmicas asociadas a ellas.

A continuación se mencionan algunos modelos que describen el comportamiento de la
Velocidad – Porosidad – Presión para un medio compuesto de rocas y sedimentos de alta
porosidad ; aunque también los hay para medios de baja porosidad ([Avseth et al., 2005]).

Modelo de Arena No – consolidada.

Modelo de Cementante de contacto.

Modelo de Cementación constante.

Modelo de incremento de Cementación.

Modelo de arcilla constante.

Modelo Dvorkin – Gutierrez de Arena Arcillosa.

Modelo Dvorkin – Gutierrez de Lutita arenosa – limosa.

Modelo Yin – Marion de Arena arcillosa.
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Modelo Yin – Marion de Lutita limosa.

Modelo de Arena Ŕıgida.

4.6. Modelación a través de F́ısica de Rocas

Tal como lo plantean [Odegaard and Avseth, 2004], el primer paso en la Modelación a
través de F́ısica de Rocas consiste en calcular las tendencias de Velocidad – porosidad para
cada agrupación litológica o litofacies contenida en los datos. Esto requiere de información
geológica y petrof́ısica como datos de entrada. La información de registros geof́ısicos de
pozo, aśı como de estudios de laboratorio de F́ısica de Rocas, si se disponen, son usados
como datos de entrada para la generación y validación de las plantillas de F́ısica de Rocas.
La teoŕıa de Hertz – Mindlin se emplea para calcular la dependencia de la presión en el
punto de máxima porosidad. El otro punto extremo corresponde a la cero – porosidad y
éste contiene los módulos Volumétrico ’κ’y de cizalla ’µ’del mineral sólido. Estos dos puntos
extremos se conectan en el plano módulo elástico – porosidad a través de una curva dada
por los ĺımites Hashin – Shtrikman para la mezcla de dos fases: la fase porosa original y la
fase sólida.

El siguiente paso es calcular los módulos elásticos de rocas saturadas, ya sea de salmuera
o hidrocarburo. Las propiedades de “roca seca ” calculadas anteriormente mediante la com-
binación Hertz – Mindlin y Hashin – Shtrikman son utilizadas como datos de entrada en
las Ecuaciones de Gassmann para calcular las propiedades de roca “saturada”, asumiéndose
una saturación de fluido uniforme. A partir de éstas es posible calcular Vp, Vs y la densidad
de rocas saturadas de agua o hidrocarburo, y finalmente la Impedancia Acústica (Ip) y la
relación Vp/Vs.

En la Modelación a través de F́ısica de Rocas se respetan y toman en consideración los
factores geológicos propios de la cuenca geológica de la zona de estudio. Dentro de ellos se
incluye:

Litoloǵıa

Mineraloǵıa

Profundidad de sepultamiento

Diagénesis

Presión efectiva

Temperatura

Por ejemplo, la profundidad del contacto de agua y la profundidad de sepultamiento
determinan la presión efectiva, la presión de poro y la presión litostática. La presión de poro
es importante para el cálculo de propiedades de fluido. La reducción de porosidad asociada
con compactación de roca y diagénesis están directamente relacionados a la profundidad de
sepultamiento.
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4.6.1. Mezcla de litoloǵıas

Como se menciona en [Chopra and Castagna, 2014], cuando no se dispone de datos de
laboratorio, entonces se usan los registros geof́ısicos de pozo y las relaciones de F́ısica de
Rocas para determinar los parámetros que serán datos de entrada para las Ecuaciones de
Gassmann. Los ĺımites elásticos pueden emplearse para determinar los módulos elásticos
efectivos para rocas compuestas de diferente número de capas y diferentes constituyentes
minerales.

Para entender las diferentes propiedades de roca se necesita información referente a los si-
guientes puntos: 1) Fracción o volumen de los diversos constituyentes, 2) Módulos elásticos de
las diversas fases, 3) Detalles respecto al arreglo geométrico de las fases ([Avseth et al., 2005]).
Sin embargo, sólo con tener información acerca de la fracción volumen de los constituyentes
y sus correspondientes módulos elásticos, es posible predecir los ĺımites inferior y superior
de los módulos elásticos y velocidades de propagación de ondas de las ‘rocas compuestas’.

[Voigt, 1928] propuso el ĺımite superior o ŕıgido (Stiff) de los módulos elásticos efectivos.
El ĺımite superior o ŕıgido (Stiff) describe una situación de ‘iso-deformación’ (figura 2.40a),
esto porque la deformación es igual para todas las capas. En consecuencia, los esfuerzos
deberán ser diferentes en cada capa.

El ĺımite superior Voigt de módulos elásticos efectivos para una mezcla de N fases ma-
teriales es:

MV =
N∑
i=1

fiMi (4.13)

Donde fi es la fracción volumen del i-ésimo componente y Mi es el módulo elástico del
i-ésimo componente.

Por su parte, [Reuss, 1929] propuso el ĺımite inferior o suave (Soft) de los módulos elásti-
cos efectivos. El ĺımite inferior o suave (Soft) describe una situación de ‘iso-esfuerzo’ (figura
4.4b), debido a que Reuss asumió que el esfuerzo aplicado a cada capa es el mismo, pero
la deformación es diferente. Las capas ‘más compresibles’ se verán mayormente deformadas
por el esfuerzo compresivo que las capas ŕıgidas. El ĺımite inferior Reuss está dado por:

1

MR

=
N∑
i=1

fi
Mi

(4.14)

Donde ‘M’ representa cualquier módulo, por ejemplo volumétrico o de cizalla, y el
sub́ındice ‘R’ denota Reuss.
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Figura 4.4: Situación esfuerzo - deformación en el medio efectivo que lleva a los ĺımites
a) Voigt y b) Reuss. ’σ’ representa el esfuerzo compresivo (Imagen modificada tomada de
[Chopra and Castagna, 2014].

[Hill, 1963] mostró que cuando el módulo de cizalla es el mismo en todos los componentes,
el módulo de la ‘mezcla’ es la media aritmética de los ĺımites de Voigt y Reuss. El promedio
generalmente se emplea para calcular las propiedades de la matriz efectiva y funciona bien
cuando los módulos de corte son similares. No obstante, el error puede ser significativo cuando
se combinan componentes ‘suaves’ con ‘ŕıgidas’ (e.g. cuarzo y arcilla).

En resumen, cuando se conoce la ‘mineraloǵıa de la roca’, el promedio Reuss – Voigt –
Hill se emplea para calcular los módulos efectivos volumétrico y de rigidez (cizalla), mediante
la siguiente ecuación:

M =
1

2
(MV +MR) (4.15)

Donde M es el módulo efectivo, que puede ser volumétrico (compresibilidad) o de rigidez
(cizalla). Los sub́ındices V y R indican Voigt y Reuss, respectivamente. Se asume que el
medio es isotrópico, lineal y elástico.
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Figura 4.5: Comparativa de tres curvas calculadas del Módulo Volumétrico para una mezcla
mineralógica en función de la fracción volumen de arcilla (Imagen modificada tomada de
[Chopra and Castagna, 2014].

La figura 4.5 muestra las curvas calculadas del Módulo Volumétrico para una mezcla
mineralógica que es función de la fracción volumen de arcilla. Se muestra que el ĺımite ŕıgido
de Voigt y el ĺımite blando de Reuss se calculan a través de cuarzo puro y arcilla. El promedio
VRH (Voigt-Reuss-Hill) es el promedio de los ĺımites de Voigt y Reuss.

4.6.2. Concepto de Porosidad cŕıtica

La porosidad cŕıtica φc se denomina a la porosidad a la que la roca comienza a ‘litificarse’
y de este modo desarrolla rigidez ([Chopra and Castagna, 2014]).

4.6.3. El modelo de Hertz - Mindlin

Como se indica en [Mavko et al., 2009], para un empaque de granos esféricos cualquiera,
los módulos efectivos volumétrico y de cizalla pueden calcularse en función de la porosidad
φ , el número de coordinación C (el número promedio de contactos por esfera), el radio de
la esfera R y las rigideces ‘normal’ Sn y ’tangencial’ Sτ , para una combinación de 2 esferas.

κeff =
C (1− φ)

12πR
Sn (4.16)

µeff =
C (1− φ)

20πR
(Sn + 1,5Sτ ) (4.17)
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El modelo de Hertz de compresión normal para dos esferas idénticas, está en función
del área de contacto a y el desplazamiento normal δ, que a su vez dependen del módulo de
corte µ y la relación de Poisson ν del material del grano. Otro factor que interviene es una
presión hidrostática de confinamiento P que actúa sobre el empaque de dos esferas idénticas.
A partir de estos parámetros es posible calcular el módulo volumétrico efectivo para cualquier
empaque ‘seco’ de granos esféricos idénticos :

κeff =

[
C2 (1− φ)2 µ2

18π2 (1− ν)2
P

]1/3
(4.18)

A su vez, [Mindlin, 1949] mostró que si en cambio, los granos esféricos primero se ven
sometidos a un efecto compresivo y enseguida se les aplica una fuerza tangencial, ocurrirá
un deslizamiento en los bordes de contacto. El deslizamiento dependerá del coeficiente de
fricción η existente entre los granos. La rigidez normal se calcula de igual forma como en el
modelo de Hertz. Mientras que la rigidez de corte estará en función de la relación de Poisson
ν y módulo de corte µ del material, de las fuerzas normal y tangencial aplicadas a los granos
esféricos, aśı como también del coeficiente de fricción η.

Es aśı como el módulo efectivo de corte para cualquier empaque ‘seco’ de granos esféricos
idénticos se calcula mediante la siguiente ecuación:

µeff =
5− 4ν

5 (2− ν)

[
3C2 (1− φ)2 µ2

2π2 (1− ν)2
P

]1/3
(4.19)

Por lo tanto, el modelo Hertz-Mindlin es usado para describir las propiedades elásticas
de un sistema de roca granular en estado de ‘pre - compactación’.

4.6.4. Ĺımites Hashin - Shtrikman

Como lo indican [Mavko et al., 2009], si se requiere predecir teóricamente los módulos
elásticos efectivos de una mezcla de composición de granos y poros, se necesita especificar
tres puntos: 1) Las fracciones de volumen de las diferentes fases componentes, 2) Los módulos
elásticos de las diferentes fases componentes, 3) El arreglo geométrico en el que se encuentran
acomodadas las fases componentes, una con respecto de la otra. No obstante, con tan sólo
especificar 1 y 2, entonces es posible predecir sus ĺımites extremos, superior e inferior.
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Figura 4.6: Representación esquemática de los ĺımites superior e inferior de los módulos
elásticos volumétrico (κ) y de corte (µ) (Imagen modificada tomada de [Mavko et al., 2009].

De esta forma la figura 4.6 describe que a cualquier fracción volumen de las fases com-
ponentes, los módulos efectivos se ubicarán en cualquier punto dentro de estos ĺımites extre-
mos. Para un valor más preciso, entonces se requeriŕıa de los detalles referentes a su arreglo
geométrico.

En este contexto se emplean los términos Ŕıgido (“Stiff”) y Suave (“Soft”). Formas ‘más
ŕıgidas’ provocan que los valores se ubiquen más hacia arriba o valores más altos dentro del
rango permitido; a su vez, formas ‘más suaves’ generan los valores más bajos.

Para un medio compuesto elástico isótropo lineal, los ‘ĺımites Hashin-Shtrikman’ ([Hashin and Shtrikman, 1963])
proporcionan el rango más estrecho posible de valores de los módulos compuestos, sin resultar
necesario especificar nada respecto el arreglo geométrico de sus componentes. Para cuando
es el caso de dos fases componentes, los limı́tes Hashin-Shtrikman se calculan mediante las
siguientes ecuaciones:

κHS± = κ1 +
f2

(κ2 − κ1)−1 + f1
(
κ1 + 4

3
µ1

)−1 (4.20)

µHS± = µ1 +
f2

(µ2 − µ1)
−1 + 2f1 (κ1 + 2µ1) /

[
5µ1

(
κ1 + 4

3
µ1

)] (4.21)

κ1 y κ2 son los módulos volumétricos de las fases componentes individuales, µ1 y µ2 son
los módulos de corte o cizalla, f1 y f2 son las fracciones de volumen de cada una de las fases
componentes. Estas ecuaciones asumen que la fase componente con el módulo volumétrico
mayor también tiene el módulo de corte mayor y viceversa.

Para un medio con más de dos fases componentes, revisar el trabajo de [Berryman, 1995].

4.6.5. Ecuaciones de Gassmann

Cuando una onda śısmica atraviesa y se propaga a través de una ‘roca porosa saturada’,
el fluido que ‘satura’ la roca contribuye a la resistencia de la roca ante un efecto compresivo.
Precisamente, el cociente o relación del esfuerzo volumétrico aplicado entre la compresión vo-
lumétrica resultante es lo que define al módulo volumétrico ‘κ’ ([Chopra and Castagna, 2014]).
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Además, como se menciona en [Bachrach, 2006], si se asume que el medio es isótropo y elásti-
co lineal, la respuesta śısmica de la roca puede caracterizarse a partir de tres parámetros:
1) módulo volumétrico κ, 2) módulo de corte µ y 3) densidad volumétrica ρb. El efecto de
la compresibilidad del fluido en la roca saturada puede modelarse a través de la teoŕıa de
Biot – Gassmann ([Gassmann, 1951]; [Biot, 1956]). Bajo la suposición de módulos minerales
homogéneos y saturación homogénea, dentro de la banda de frecuencias de la śısmica, el
efecto del fluido que satura la roca se modela a través de la Ecuación de Gassmann ‘cuasi -
estática’ :

κsat

κ0 − κsat
=

κdry
κ0 − κdry

+
κf

φ (κ0 − κf )
(4.22)

O lo que es lo mismo:

κsat = κdry +

(
1− κdry

κ0

)2
φ
κf

+ (1−φ)
κ0
− κdry

κ20

(4.23)

Lo que esta ecuación expresa textualmente es lo siguiente: dado un módulo volumétrico
del fluido que ‘satura’ ’κf ’, un módulo volumétrico de ‘roca seca’ (módulo volumétrico de la
‘roca porosa’ (drenada de cualquier tipo de fluido)) ’κdry’y una porosidad ’φ’con un módulo
volumétrico de la matriz mineral de la roca ’κ0’, entonces es posible calcular el módulo
volumétrico de la roca cuando se encuentre completamente saturada de otro fluido diferente.

y:

µdry = µsat (4.24)

Suposiciones del modelo

Como se indica en [Smith et al., 2003], la aplicación de la Ecuación de Gassmann se basa
en ciertas suposiciones, que son:

1. El modelo asume que la roca es homogénea e isótropa, y que el espacio poroso está
completamente conectado.

2. La ecuación de Gassmann es válida sólo a ‘bajas frecuencias’ śısmicas. Para frecuencias
altas, deberán implementarse las formulaciones presentadas por [Biot, 1956].

Resultados poco confiables por parte de la ecuación de Gassmann ocurren cuando se
aplica a arenas de baja porosidad, a arenas arcillosas o a rocas carbonatadas. Esto sucede
principalmente porque no se cumple la suposición de frecuencia o conectividad de poro.

Propiedades de roca
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Es importante reconocer que el módulo volumétrico saturado ’κsat’de la roca es sensible
a la composición del fluido que satura la roca, mientras que el módulo de corte µ no lo es.
Es decir: µdry = µsat ([Biot, 1956]; [Berryman and Milton, 1991]; [Berryman, 1999]). Por lo
tanto, el módulo de corte no vaŕıa o permanece constante durante el proceso de ‘Sustitución
de fluidos’. Este hecho es fundamental para la aplicación de la teoŕıa Biot – Gassmann y
espećıficamente en la ecuación de Gassmann.

Una ecuación que también es necesaria para llevar a cabo el proceso de Sustitución de
fluidos es la definición de la densidad volumétrica de la roca, que describe la relación entre
la densidad del fluido ’ρf ’, la porosidad φ y la densidad de grano de la matriz de la roca ’ρg’.

ρb = ρg (1− φ) + ρfφ (4.25)

Aplicación de la Ecuación de Gassmann

Antes de utilizar la ecuación de Gassmann para sustitución de fluidos, debe determinarse:
1) La porosidad de la roca φ , 2) las propiedades del fluido que ocupa el espacio poroso (κf ,
ρf ) , 3) el módulo volumétrico de la matriz mineral de la roca κ0 y 4) el módulo volumétrico
de la roca porosa (‘roca seca’) κdry . Estos parámetros deben estar definidos ya sea mediante
mediciones de laboratorio o información de registros de pozo.

Por su parte, los módulos volumétrico y de corte ‘saturados’ están relacionados con las
velocidades a través de las siguientes ecuaciones:

Vp =

√
κsat + 4

3
µsat

ρb
(4.26)

κsat = ρbV
2
p −

4

3
µsat (4.27)

Vs =

√
µsat
ρb

(4.28)

µsat = V 2
s ρb (4.29)

Las ecuaciones para el cálculo de Vp y Vs son ecuaciones para el cálculo de velocidad
para ondas elásticas que se propagan en un medio elástico. Estrictamente hablando, una
roca porosa no es elástica. Las ondas śısmicas sufren atenuación y dispersión, por lo tanto,
las ecuaciones para el cálculo de velocidades resultan ser más complicadas [Biot, 1956]. No
obstante, se asumirá que estas ecuaciones son aplicables dentro del rango de las frecuencias
śısmicas [Chopra and Castagna, 2014].
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4.7. El modelo de Arena Rı́gida (Stiff Sand model)

Como se menciona en [Mavko et al., 2009], el modelo de Arena Ŕıgida para medios gra-
nulares conecta ambos miembros extremos del plano Porosidad – módulos elásticos a través
de ĺımites modificados de Hashin – Shtrikman:

κeff =

[
φ/φ0

KHM + 4
3
µ

+
1− φ/φ0

K + 4
3
µ

]−1
− 4

3
µ (4.30)

µeff =

 φ/φ0

µHM + µ
6

(
9κ+8µ
κ+2µ

) +
1− φ/φ0

µ+ µ
6

(
9κ+8µ
κ+2µ

)
−1 − µ

6

(
9κ+ 8µ

κ+ 2µ

)
(4.31)

El Modelo de Arena Rı́gida genera curvas de Velocidad – Porosidad esencialmente idénti-
cas a las del modelo emṕırico Raymer – Hunt – Gardner.

Este modelo conecta dos miembros extremos, uno es de cero porosidad y módulos elásticos
de fase sólida, mientras que el otro es de porosidad alta y módulos elásticos dependientes de la
Presión, proporcionados por la teoŕıa de Hertz – Mindlin. El extremo final de alta porosidad
no necesariamente tiene que ser calculado a través de la teoŕıa de Hertz – Mindlin, puede
estimarse experimentalmente en arenas de alta porosidad de un determinado yacimiento.
Posteriormente, para estimar los módulos elásticos a diferentes porosidades, pueden utilizarse
las ecuaciones de Hashin – Shtrikman modificadas.

Por último, el Modelo de Arena Ŕıgida proporciona estimación de velocidades para arenas
no – cementadas, aśı como también para arenas cuya porosidad exceda de 0.36.

4.7.1. Usos

El método puede usarse para modelar rocas de alta porosidad, aśı como también rocas
con diverso rango de porosidades, dependiendo el tipo de transformación diagenética que
redujo la porosidad alta original.

4.7.2. Suposiciones y limitaciones

Los Modelos de contacto de granos presuponen lo siguiente:

Las deformaciones son pequeñas.

Los granos son idénticos, homogéneos, isótropos, esferas elásticas.

El empaque se asume aleatorio y estad́ısticamente isótropo. Excepto para aquellos
modelos para empaques regulares.

4.7.3. Extensión del modelo

Para calcular los módulos elásticos efectivos de rocas saturadas (y sus velocidades acústi-
cas de baja frecuencia), se implementan las Ecuaciones de Gassmann.
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4.8. Análisis de Sustitución de fluidos

La sustitución de fluidos es el problema de la F́ısica de Rocas enfocado de entender
y predecir la relación de las Velocidades śısmicas e Impedancia y su dependencia con los
fluidos de poro. El corazón del problema de sustitución de fluidos son las Ecuaciones de
Gassmann, que predicen cómo los módulos elásticos cambian con la variación de fluidos de
poro [Avseth et al., 2005].

4.8.1. Ecuaciones de Batzle - Wang

Al calcular la sustitución de fluidos es importante utilizar las propiedades del fluido
de poro apropiadas. Las ecuaciones de Batzle – Wang ([Batzle and Wang, 1992]) son las
ecuaciones de referencia para este propósito. Como se menciona en [Avseth et al., 2005], a
continuación se describe lo más destacable de las ecuaciones de Batzle – Wang:

La densidad y módulo volumétrico de la mayoŕıa de fluidos de yacimiento aumentan
conforme la presión de poro también aumenta.

La densidad y módulo volumétrico de la mayoŕıa de fluidos de yacimiento disminuyen
conforme la temperatura aumenta.

Las Ecuaciones de Batzle – Wang describen la dependencia emṕırica del gas, aceite y
salmuera con la temperatura, presión y composición.

Los módulos volumétricos de Batzle – Wang son módulos adiabáticos, que resultan
apropiados para la propagación de ondas.

4.9. Resumen de caṕıtulo

Como parte de la información diversa que puede integrarse a algún esquema conjunto
de inversión śısmica se encuentra el que es el tema de este caṕıtulo: la F́ısica de Rocas.
Es por ello que este cuarto caṕıtulo se encarga de definir conceptos básicos de F́ısica de
Rocas, mostrar sus gráficos básicos que conllevan a la conceptualización de las plantillas de
F́ısica de Rocas. Posteriormente se define y contextualiza lo correspondiente a modelos de
F́ısica de Rocas, enfatizando en uno de ellos: el modelo de Arena Ŕıgida. Por último, destaca
la importancia de las propiedades del fluido en el proceso conocido como la sustitución de
fluidos.



Caṕıtulo 5

Metodoloǵıa y Estudio de Caso

5.1. Metodoloǵıa

La metodoloǵıa de inversión śısmica para la caracterización integral de yacimientos cons-
ta de tres etapas principales. La primera etapa comprende dos procesos principales, que es la
aplicación del método de reflectividad de incidencia normal para la generación de sismogra-
mas sintéticos y la aplicación de F́ısica de Rocas, tanto para la generación de las plantillas
de F́ısica de Rocas como para llevar a cabo la reclasificación de facies litológicas.

Por su parte, la segunda etapa de la metodoloǵıa se destaca por tres procesos principales:
la Correlación Śısmico-geológica, el proceso de inversión śısmica y la predicción de facies
a través del método de predicción de Machine Learning. La tercera y última etapa de la
metodoloǵıa aprovecha las relaciones de dependencia entre variables de registros geof́ısicos
de pozo y variables de interpretación petrof́ısica para la obtención de propiedades petrof́ısicas
en un pozo que carece de este tipo de información.
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Figura 5.1: Etapa 1 de la metodoloǵıa de inversión śısmica para la caracterización integral
de yacimientos.
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En la figura 5.1 se observa que el método de reflectividad de incidencia normal para la
generación de las trazas śısmicas sintéticas se aplica en dos pozos diferentes y de diferente
zona de estudio. La razón es que las caracteŕısticas de los cubos śısmicos para cada caso son
diferentes. El contenido de frecuencias del cubo śısmico del bloque F3 es más amplio y en
consecuencia más completo, mientras que el del campo Glitne tiene una banda de frecuencias
más acotado y cuyo mayor contenido se encuetra hacia las frecuencias más bajas. Este aspecto
influye en los sismogramas sintéticos, como se muestra más adelante en este trabajo. También
se observa que el conocimiento de F́ısica de Rocas se aplicó en dos sentidos: a través de los
gráficos básicos de F́ısica de Rocas para efectuar la reclasificación de facies litológicas, aśı
como también para la generación de las plantillas de F́ısica de Rocas.
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Figura 5.2: Etapa 2 de la metodoloǵıa de inversión śısmica para la caracterización integral
de yacimientos.
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A su vez, la figura 5.2 distingue los tres procesos principales que conforman la etapa 2 de
la metodoloǵıa. La Correlación Śısmico-geológica aprovecha la información de registros del
pozo Well-2 (pozo de validación) para estimar las curvas de velocidad de onda P y densidad
en el pozo Well-3 (pozo de correlación). El proceso de inversión śısmica primero se realiza
en el pozo Well-2; una vez validado, se efectúa en el pozo Well-3 para estimar su curva de
impedancia acústica. Por último, el entrenamiento de los datos del método de predicción de
Machine Learning se realiza con la información del pozo Well-2, para posteriormente llevar
a cabo la predicción de facies en el pozo Well-3 a partir de las curvas estimadas mediante
los procesos de Correlación Śısmico-geológica y de inversión śısmica.
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Figura 5.3: Etapa 3 de la metodoloǵıa de inversión śısmica para la caracterización integral
de yacimientos.

La figura 5.3 corresponde a la última etapa de la metodoloǵıa, en la que se aprovechan
las relaciones de dependencia entre propiedades elásticas (Vp y densidad) y propiedades de
yacimiento (porosidad y contenido de arcilla), con información proporcionada por el pozo
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Well-2. Se determinan las cópulas que describen las funciones de distribución bivariadas
de ambos pares y posteriormente se realizan simulaciones a través de las cuales se generan
valores de las propiedades de yacimiento que conforman las curvas de porosidad y contenido
de arcilla, en el pozo Well-3.

De tal forma que los resultados o productos finales que arroja la Metodoloǵıa de Inversión
Śısmica para la caracterización integral de yacimientos es: información de velocidad, den-
sidad, impedancia acústica, determinación de facies litológicas, aśı como la determinación
de la porosidad y contenido de arcilla; en un pozo (Well-3) que a priori no cuenta con esa
información.

5.2. Estudio de caso

5.2.1. Bloque F3

Para la aplicación de los procesos de inversión śısmica, se ha seleccionado la información
śısmica y de pozo de la región bloque F3, ubicado en el Mar del Norte.

El Mar del Norte es rico en depósitos de hidrocarburos. La placa continental del Mar
del Norte se ubica fuera de las costas de Holanda, la cual está dividida en zonas geográfi-
cas, identificadas por letras del abecedario. Dentro de estas zonas se encuentran áreas más
pequeñas identificadas por números. Una de estas áreas es el Bloque F3, cuyas dimensiones
son 16km x 24km.

Figura 5.4: Ubicación del bloque F3.(Imagen modificada tomada de [Alaudah et al., 2019])
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El listado de la información śısmica y de pozo disponibles para esta región es amplio y
diverso, no obstante para los fines del presente trabajo sólo se utilizó la siguiente información:

Información śısmica disponible
- cubo śısmico PSTM, 3D
- horizontes śısmicos interpretados
Información de pozo
Sólo la relacionada al pozo F06-01. La información utilizada de este pozo la conforman

el siguiente listado:
- curvas de registros geof́ısicos de pozo (rayos gamma, resistividad, densidad, sónico,

porosidad efectiva, litofacies)
- informes geológicos y de facies
- marcadores geológicos (cimas geológicas)
- tabla TZ (Tiempo - Profundidad)
- fallas geológicas interpretadas

La geoloǵıa del bloque F3
Dentro de la placa continental del Mar del Norte, se han identificado 10 grupos de uni-

dades litoestratigráficas. A continuación se listan estos grupos y sus principales unidades
litoestratigráficas, del más reciente al más antiguo:

1. Grupo Mar del Norte superior: rocas arcillosas y areniscas del Mioceno al Cua-
ternario.

2. Grupos Mar del Norte medio e inferior: arenas, areniscas y rocas arcillosas del
Paleoceno al Mioceno.

3. Grupo tiza (Chalk): carbonatos del Cretácico superior y Paleoceno.
4. Grupo Rijnland: formaciones arcillosas con areniscas del Cretácico superior.
5. Grupos Schieland, Scruff y Niedersachsen: rocas arcillosas del Jurásico superior

y Cretácico inferior.
6. Grupo Altena: rocas arcillosas y carbonatos del Jurásico medio e inferior.
7. Grupo Triada germánica inferior y superior: areniscas y rocas arcillosas del

Triásico.
8. Grupo Zechstein: evaporitas y carbonatos de Zechstein.
9. Grupos Rotliegend superior e inferior: rocas siĺıceas y basaltos del Zechstein

inferior.
10. Grupo Limburgo: rocas siĺıceas del Carbońıfero superior.

El bloque F3 se localiza en el ĺımite de 2 estructuras tectónicas: el Graben Step y el
Graben Dutch Central. Estas estructuras tectónicas se caracterizan por diferentes unida-
des litoestratigráficas de espesor variable. El espesor variable es resultado de la actividad
tectónica ([Ziegler, 1988]; [Ziegler, 1990]), que comenzó en la orogenia Variscan. El área den-
tro del Graben Step está fuertemente distorsionada por diapiros salinos, que fueron activos
en diversas ocasiones entre el periodo Zechstein y el Paleógeno.

Por otra parte, y como resultado de la subsidencia de rocas Jurásicas, los grupos Altena,
Scruff, Schieland y Niedersachsen se observan únicamente dentro del Graben Dutch Central.

Existe además un modelo geológico 3D del bloque F3, generado a partir de la información
śısmica e información de registros geof́ısicos de pozo. La información de pozo corresponde
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a 26 pozos localizados dentro del Bloque F3 y sus vecindades. La ubicación exacta de estos
pozos se visualizan en la figura 5.5, en la que se destaca la ubicación del pozo F06-01.

Figura 5.5: Pozos dentro del bloque F3. Se destaca la ubicación del pozo F06-01.(Imagen
modificada tomada de [Alaudah et al., 2019])

5.2.2. Campo Glitne

El campo Glitne pertenece a un sistema turbid́ıtico de edad Paleoceno, localizado en la
región sur del Graben Vikingo, del Mar del Norte. La zona de yacimiento, composicionalmente
constituido de arenas se encuentra en la formación Heimdal, del Paleoceno tard́ıo.



83

Figura 5.6: Mapa de ubicación del campo Glitne (Imagen modificada tomada de
[Avseth, 2000]).

El pozo de validación: WELL-2

En el sistema turbid́ıtico donde se ubica el pozo Well-2, se reconocen las siguientes fa-
cies: cls, cms, ss1, ss2, ssh y sh. En las figuras 5.7 y 5.8 se indican sus intervalos y su
correspondencia litológica.
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Figura 5.7: Identificación de intervalos de litofacies en el pozo Well-2 de acuerdo con la
información contenida en [Avseth et al., 2005].



85

Figura 5.8: Id facies con su nombre litológico correspondiente. Nomenclatura de acuerdo con
la información contenida en [Avseth et al., 2005].

De acuerdo a lo que mencionan [Avseth et al., 2001], en el pozo Well-2 se tienen facies del
tipo arenas cementadas. Si bien la cementación volumétricamente no es significativa (entre el
2 % y 4 % ) en términos de propiedades elásticas tiene un impacto importante, pues aumenta
la rigidez; lo cual provoca que las velocidades śısmicas y las impedancias sean relativamente
altas. Además, las facies mostradas e indicadas en las figuras 5.7 y 5.8 fueron determinadas
a través de núcleos y láminas delgadas. En aquellos intervalos donde no fueron tomados
núcleos ni láminas delgadas, estas fueron diagnosticadas por la teoŕıa de F́ısica de Rocas
[Dvorkin and Nur, 1996].

El pozo de correlación: WELL-3

La capacidad Predictiva de facies probada y a probarse en el pozo de validación Well-2, se
pretende sea implementada en otro pozo que recibirá el nombre de pozo de correlación Well-
3, localizado también dentro de la región del cubo śısmico. El proceso consiste primero en
realizar la Inversión śısmica en la trayectoria del pozo Well-3 y posteriormente implementar
el modelo de Machine Learning. El objetivo es predecir las facies de F́ısica de Rocas en el
pozo Well-3, que no cuenta con ninguna interpretación de facies.

La conexión entre los pozos Well-2 y Well-3 se realizará a través de una Correlación
Śısmico – Geológica. La continuidad śısmico espacial entre los pozos Well-2 y Well-3 se
efectúa a través del horizonte śısmico que corresponde a la cima de la Formación geológica
‘Heimdal’.
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Figura 5.9: Indicación del marcador geológico utilizado como referencia para el proceso de
Correlación Śısmico-Geológico, en el pozo de validación (Well-2). Se muestran en tres carriles
separados las curvas de Rayos Gamma (GR), Impedancia Acústica (Ip) y Litofacies.

La figura 5.9 muestra el marcador geológico correspondiente a la entrada de la formación
geológica “Heimdal”, utilizado como referencia para llevar a cabo la Correlación Śısmico-
Geológica entre los pozos Well-2 y Well-3.
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5.2.3. Mapa de ubicación de los pozos de validación y correlación

Figura 5.10: Ubicación espacial y separación entre los pozos Well-2 y Well-3. Además, se
indican las fronteras del cubo śısmico.
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En la figura 5.10 se indican en ĺıneas de color rojo, las fronteras del cubo śısmico. El
cubo śısmico utilizado en la zona del campo Glitne consiste de un cubo śısmico apilado con
recuperación de amplitud verdadera, tiene una extensión de poco más de 16km2, con tamaño
de bin de 10 x 12.71m. Está recortado en el sentido vertical, por lo que el eje del tiempo va
de los 1500 a los 2496[ms].

5.3. Implementación metodológica

5.3.1. Ĺıneas teóricas de arena y arcilla

En la modelación de F́ısica de Rocas resalta particular importancia la estimación precisa
de las denominadas ĺıneas teóricas de arena y arcilla, ya que establecen los ĺımites compo-
sicionales del intervalo analizado. Además, plasmadas en cualquiera de los gráficos cruzados
comúnmente usados en F́ısica de Rocas, permiten evidenciar las zonas más saturadas por
algún fluido de poro (aceite, gas, salmuera).

Figura 5.11: Intervalo de análisis. Dentro del recuadro punteado color rojo se destaca la zona
saturada de aceite.

De manera gráfica y visual se busca distinguir composicionalmente las arenas de las
arcillas. Una forma de hacerlo es mediante el gráfico que se muestra en la figura 5.12, en
el cual se grafica la velocidad de onda P contra la porosidad, empleándose como escala de
color los valores de la curva de Rayos Gamma. El color azul distingue el rasgo de arenas y
los colores verde – amarillo – marrón distinguen el rasgo de arcillas.
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Figura 5.12: Gráfico de Velocidad de onda P contra Porosidad con escala de color del valor
de la curva de Rayos Gamma. En él se distinguen las zonas de arena y arcilla.

En la figura 5.12 logran distinguirse dos agrupaciones de datos. Por una parte se encuen-
tran los datos de color predominantemente color azul obscuro, y por el otro se encuentran
los datos de color verde - marrón claro. Los primeros corresponden a datos de composición
de arenas (valores bajos de GR) y los segundos a datos de composición de arcilla (valores
altos de GR).

5.3.2. Gráficos básicos en F́ısica de Rocas

Para que los datos de un determinado intervalo de análisis puedan ser descritos mediante
algún modelo de F́ısica de Rocas, dichos datos deberán plasmarse en alguno de sus gráficos
básicos. Estos gráficos son: 1) Vp - Phi, 2) Vs - Phi, 3) Ip - Phi, 4) Is - Phi, 5) M - Phi y 6)
Vp/Vs - Ip.

Los gráficos anteriormente descritos se consideran esenciales en la F́ısica de Rocas porque
a partir de ellos es posible distinguir agrupaciones y comportamientos. Y también porque a
partir de ellos se ajustarán ĺıneas delimitantes que a su vez están asociadas a algún modelo
teórico de F́ısica de Rocas.

Lo anterior en conjunto converge en la generación de las Plantillas de F́ısica de Rocas.

Para los gráficos descritos, para el caso de estudio desarrollado en este trabajo se consi-
deraron dos subdivisiones del intervalo analizado:

1.- Intervalo de análisis (2013.41 - 2424.89m).



90

2.- Intervalo productor (2153 - 2189m). Intervalo en el que el pozo es productor de aceite
hidrocarburo.

Figura 5.13: Gráfico de Vp - Phi. a) Intervalo de análisis, b) Intervalo de análisis con Intervalo
productor distinguido con color cian.

Figura 5.14: Gráfico de Vs - Phi. a) Intervalo de análisis, b) Intervalo de análisis con Intervalo
productor distinguido con color cian.
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Figura 5.15: Gráfico de Ip - Phi. a) Intervalo de análisis, b) Intervalo de análisis con Intervalo
productor distinguido con color cian.

Figura 5.16: Gráfico de Is - Phi. a) Intervalo de análisis, b) Intervalo de análisis con Intervalo
productor distinguido con color cian.
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Figura 5.17: Gráfico de M - Phi. a) Intervalo de análisis, b) Intervalo de análisis con Intervalo
productor distinguido con color cian.

Las figuras 5.13 a 5.17 corresponden a los gráficos básicos de F́ısica de Rocas. En el inciso
a) se grafican todos los datos que se encuentran en el Intervalo de análisis, especificado ĺıneas
arriba. Dentro de ese Intervalo de análisis se encuentra el Intervalo productor, es decir, aquél
intervalo de profundidad que se encuentra saturado de aceite hidrocarburo. Los datos de
este intervalo de interés se distinguen mediante puntos de color cian. A su vez, el inciso b) lo
que muestra es la superposición de ambos conjuntos de datos. Nótese que en todos los casos,
la gran mayoŕıa de los datos del Intervalo productor se encuentra en la zona intermedia de
lo que en la figura 5.12 se definió como agrupaciones de datos de composición arenosa y
arcillosa.

5.3.3. Intervalo productor

En la figura 5.18 se muestra el gráfico de relación Vp/Vs contra la impedancia acústica,
del pozo Well-2. Se hab́ıa dicho que la idea era distinguir las zonas saturadas por algún fluido
de poro. En el gráfico se resalta con color azul el intervalo productor totalmente saturado de
aceite. Éste se distingue o separa del resto del intervalo de análisis, que se encuentra saturado
de agua (salmuera) representado en color negro.
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Figura 5.18: Gráfico de relación Vp/Vs contra la impedancia acústica del pozo Well-2. Dis-
tinción del intervalo productor totalmente saturado de fluido de poro aceite (color cian)

5.3.4. Modelo de Arena Rı́gida (Stiff Sand model)

Si se considera el intervalo de análisis en el pozo Well-2 y sus correspondientes gráficos
básicos de F́ısica de Rocas, éstos adquieren particular relevancia porque a partir de ellos los
datos analizados serán ajustados mediante ĺıneas teóricas. Estas ĺıneas teóricas se calculan
mediante algún Modelo de F́ısica de Rocas y las ecuaciones de Gassmann.

En la literatura se describen al menos nueve modelos diferentes de F́ısica de Rocas, cada
uno con sus particulares consideraciones y litoloǵıa de enfoque. Del universo de modelos
teóricos de F́ısica de Rocas para describir datos litológicos, particularmente terŕıgenos, se
seleccionó el Modelo de arena ŕıgida (Stiff Sand Model) por afinidad a la litoloǵıa del Intervalo
de análisis. A partir de él es posible generar y esbozar las plantillas de F́ısica de Rocas.
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Figura 5.19: Gráfico de Vp - Phi con escala de color del valor de la curva de Rayos Gamma.
En él se distinguen las ĺıneas teóricas de arena y arcilla, distinguiendo además ĺıneas de
diferente % composicional.

El Modelo de Arena Rı́gida ajusta aceptablemente bien con los datos del pozo Well-2.
Es decir, el modelo es capaz de describir la mayoŕıa de los datos. Esta afirmación puede
apreciarse con mayor claridad en la figura 5.19. Este hecho permite a su vez generar la
Plantilla de F́ısica de Rocas que mejor ajusta a los datos, diferenciando a su vez el intervalo
productor que se encuentra saturado de aceite hidrocarburo.
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Figura 5.20: Gráfico de Ip - Phi. En color rojo se muestra la ĺınea teórica denominada “Tren
de areniscas” (composición 100 % mineral cuarzo) y en azul se muestra la ĺınea teórica
denominada “Tren de lutitas” (composición 100 % mineral arcilla). Los puntos de color cian
pertenecen al Intervalo productor.
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Figura 5.21: Gráfico de M - Phi. En color rojo se muestra la ĺınea teórica denominada “Tren
de areniscas” (composición 100 % mineral cuarzo) y en azul se muestra la ĺınea teórica
denominada “Tren de lutitas” (composición 100 % mineral arcilla). Los puntos de color cian
pertenecen al Intervalo productor.
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Figura 5.22: Gráfico de Vp - Phi. En color rojo se muestra la ĺınea teórica denominada
“Tren de areniscas” (composición 100 % mineral cuarzo) y en azul se muestra la ĺınea teórica
denominada “Tren de lutitas” (composición 100 % mineral arcilla). Los puntos de color cian
pertenecen al Intervalo productor.



98

Figura 5.23: Gráfico de Vs - Phi. En color rojo se muestra la ĺınea teórica denominada “Tren
de areniscas” (composición 100 % mineral cuarzo) y en azul se muestra la ĺınea teórica
denominada “Tren de lutitas” (composición 100 % mineral arcilla). Los puntos de color cian
pertenecen al Intervalo productor.

Los gráficos mostrados en las figuras 5.20 a 5.23 se consideró a la salmuera como el fluido
de poro que satura todo el intervalo de análisis. Nótese que en estos, inclusive los datos que
corresponden al intervalo productor (puntos color cian) se ubican entre las ĺıneas “Tren de
areniscas” y “Tren de lutitas”.
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Figura 5.24: Gráfico de Relación Vp/Vs - Ip. En color rojo se muestra la ĺınea teórica
denominada “Tren de areniscas” (composición 100 % mineral cuarzo) y en azul se muestra
la ĺınea teórica denominada “Tren de lutitas” (composición 100 % mineral arcilla). Los puntos
de color cian pertenecen al Intervalo productor.

En la figura 5.24 se aprecia como el conjunto de datos del intervalo productor (puntos
color cian) se separa del resto de puntos que conforman el intervalo de análisis. Inclusive,
estos se localizan afuera y más allá de la ĺınea “Tren de areniscas”. La ĺınea punteada de
color verde circunscribe los valores correspondientes al intervalo productor, intervalo que se
encuentra saturado de aceite hidrocarburo. A diferencia de los gráficos de las figuras 5.20
a 5.23, en esta figura los ejes son Relación Vp/Vs - Ip. El gráfico con estos ejes tiene la
particularidad de resaltar zonas con saturación de fluidos de poro diferentes.

Paso-a-paso en la implementación del Modelo de Arena Rı́gida

Propiedades f́ısicas

En este apartado se indican los valores que fueron considerados en el programa compu-
tacional para las propiedades: densidad, módulo de corte y módulo volumétrico, tanto de las
componentes mineralógicas de la litoloǵıa de análisis (cuarzo [qz] y arcilla [sh]) como las
propiedades de fluido (salmuera [b], aceite [o], gas [g]).
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Cuadro 5.1: Propiedades f́ısicas de las componentes mineralógicas y de fluido.

Otro requerimiento de definición es el referente al número de Coordinación (Cn), poro-
sidad cŕıtica (phic), factor de corrección del módulo de corte (f) y el vector de porosidades
(phi); a los que se les asignaron los siguientes valores: 8, 0.4 y 1, respectivamente. El vector de
porosidades comprende el rango de 0.01 a 0.4, con segmentación equiespaciada a 15 puntos.

Funciones (scripts) fundamentales

Son cuatro los scripts fundamentales que permiten implementar el Modelo de Arena Rı́gi-
da a los datos que son objeto de estudio en este trabajo. La generación de estos scripts se hi-
cieron tomando como referencia a [Mavko et al., 2009] y los trabajos de [Amato del Monte, 2017]
y [Amato del Monte, 2015].

1) Promedio Voigt-Reuss-Hill

Este script es de primordial relevancia sobre todo en lo que respecta a porcentajes de
mezclas mineralógicas (dos componentes), pues arroja los valores de los módulos elásticos
para diferentes porcentajes de composición mineralógica. En el caso espećıfico de este trabajo,
diversas mezclas mineralógicas de mineral cuarzo y arcilla.

Las ecuaciones que resuelve este script se muestran a continuación:

MV oigt = fM1 + (1− f)M2 (5.1)

MReuss =
1

f
M1

+ 1−f
M2

(5.2)

MV RH =
MV oigt +MReuss

2
(5.3)

Donde f es la fracción volumétrica del mineral número 1, M1 es el módulo elástico del
mineral número 1 y M2 es el módulo elástico del mineral número 2.

2) Teoŕıa de Hertz - Mindlin
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Este script calcula los módulos volumétrico y de rigidez de acuerdo a la teoŕıa de Hertz
- Mindlin. Las ecuaciones que resuelve se muestran a continuación:

ν =
3κ0 − 2µ0

6κ0 + 2µ0

(5.4)

µHM =
2 + 3f − ν (1 + 3f)

5 (2− ν)
3

√
P

3Cn2 (1− φ)2 µ2
0

2π2 (1− ν)2
(5.5)

κHM =
5 (2− ν)

3 [2 + 3f − ν (1 + 3f)]
µHM (5.6)

Donde ν es la relación de Poisson. µ0 y κ0 son el módulo de rigidez y el volumétrico,
respectivamente, de la componente mineral (en [GPa]). φ es la porosidad. P es la presión de
confinamiento a la profundidad de análisis, que para este trabajo toma el valor de 20 [MPa].

3) El Modelo de Arena Rı́gida
Este script contiene las ecuaciones para el cálculo de los módulos de rigidez y volumétrico

denominados ”de esqueleto” o matriz (dry). Este término se refiere a los valores de los
módulos elásticos asociados a la parte sólida de la roca, es decir, sin la influencia de fluido
alguno.

κdry = −4

3
µ0 +

[
φ
φc

κHM + 4
3
µ0

+
1− φ

φc

κ0 + 4
3
µ0

]−1
(5.7)

tmp =
µ0

6

(
9κ0 + 8µ0

κ0 + 2µ0

)
(5.8)

µdry = −tmp+

[
φ
φc

µHM + tmp
+

1− φ
φc

µ0 + tmp

]−1
(5.9)

4) Ecuaciones de Gassmann
Este script contiene las ecuaciones que permiten calcular la Velocidad de onda P- y onda

S- a partir de la estimación de los módulos elásticos con la influencia de fluidos.

ρ = ρ0 (1− φ) + ρfφ (5.10)
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κ = κdry +

(
1− κdry

κ0

)2
φ
κf

+ 1−φ
κ0
− κdry

κ20

(5.11)

µ∗ = µdry = µsat (5.12)

Vp =

√
κ+ 4

3
µdry

ρ
(5.13)

Vs =

√
µdry
ρ

(5.14)

ρ0 es la densidad del componente mineral y ρf es la densidad del fluido de poro. La
densidad ρ en [g/cm3]. Los módulos elásticos definidos en [GPa] y las velocidades Vp y Vs en
[km/s].

Ĺınea teórica de arenas (Tren de areniscas)
Corresponde a la estimación de los módulos elásticos para todos los elementos del vector

de porosidad, con saturación de salmuera como fluido de poro en la roca y utilizando el
Modelo de Arena Ŕıgida; se hace considerando una composición mineralógica del 100 %
cuarzo.

Ĺınea teórica de arcillas (Tren de lutitas)
Corresponde a la estimación de los módulos elásticos para todos los elementos del vector

de porosidad, con saturación de salmuera como fluido de poro en la roca y utilizando el
Modelo de Arena Ŕıgida; se hace considerando una composición mineralógica del 100 %
arcilla.

Mezclas mineralógicas
Corresponde a la estimación de los módulos elásticos para todos los elementos del vector

de porosidad, con saturación de salmuera como fluido de poro en la roca y utilizando el
Modelo de Arena Ŕıgida; se hace considerando composiciones intermedias de mineral cuarzo
y mineral arcilla. Es decir, las mezclas siguientes: 80 % cuarzo - 20 % arcilla, 60 % cuarzo
- 40 % arcilla, 40 % cuarzo - 60 % arcilla, 20 % cuarzo - 80 % arcilla. La estimación de los
módulos elásticos para cada uno de los porcentajes ( %) de composición, es aplicación directa
del Promedio Voigt - Reuss - Hill.

La importancia de las propiedades de fluido a condiciones de yacimiento
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Con la información inicial de estudio, se sugeŕıa un valor de 2.8 [GPa] para el módulo
volumétrico del fluido salmuera. No obstante, en la figura 3.22 puede constatarse que dicho
valor en realidad es mayor (4.9 [GPa]). La propuesta y eventual selección de este último
valor se hizo en apego a los criterios de Batzle - Wang.

Figura 5.25: La importancia de las propiedades de fluido a condiciones de yacimiento. Mos-
trado en el gráfico cruzado Vp/Vs contra Impedancia. En ĺınea color azul el tren de lutitas
y en color rojo el tren de areniscas.

La figura 5.25 demuestra la importancia y repercusión de las propiedades del fluido de
poro en la plantilla de F́ısica de Rocas, que están en función de su composición y condiciones
de Temperatura y Presión, como lo establecen las Ecuaciones de Batzle - Wang.

5.3.5. Reclasificación de Facies bajo el criterio de F́ısica de Rocas

Del análisis estad́ıstico efectuado para las variables Impedancia acústica y relación Vp/Vs,
clasificados de acuerdo a la interpretación por facies litológicas, se concluye que no es posible
determinar correctamente las relaciones de dependencia entre las variables. El motivo es que
existe traslape entre varios de los ĺımites de las variables por facies litológica, aspecto que
va en contra del requisito de ‘exclusión’. Este hecho se describe en la figura 5.26.
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Figura 5.26: Gráfico Ip - Phi con datos de facies cms (arena cementada), que exhibe la
posibilidad de hacer una Reclasificación de facies.

La figura 5.26 describe que para un determinado intervalo de la variable Impedancia
acústica (Ip), existen dos grandes grupos de nubes de puntos para la variable Porosidad. Es
decir, no existe relación “uno a uno”. Este hecho demuestra que no es posible determinar
correctamente las relaciones de dependencia entre las variables consideradas de acuerdo a
la clasificación por facies litológicas. Aprovechando el avance hasta ahora alcanzado de los
Modelos de F́ısica de Rocas, se plantea una Reclasificación de facies bajo el criterio de F́ısica
de Rocas.

Para ello se emplea uno de los gráficos básicos considerados en F́ısica de Rocas: el gráfico
de Ip - Phi. En la figura 5.27 se muestra cada uno de los tipos de facies graficados por
separado:
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Figura 5.27: Clasificación por facies litológicas. Datos del pozo Well-2.
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La figura 5.27, en las facies de arena cementada, arena limosa 1 y 2, se identifica segre-
gación o separación de grupos de datos. Por tal motivo se plantea la Reclasificación de facies
a través de la reagrupación de datos. De esta forma surgen las facies A, B y C.

Figura 5.28: Definición de la facies A para el pozo Well-2.

Figura 5.29: Definición de la facies B para el pozo Well-2.
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Figura 5.30: Definición de la facies C para el pozo Well-2.

Las figuras 5.28, 5.29 y 5.30 describen las definiciones de las nuevas facies a considerar,
esto es, aquellas que surgen a partir del gráfico básico de F́ısica de Rocas, Ip - Phi. Es
decir, la figura 5.28 establece que la facies A toma todos los datos de la facies litológica
“arenas limpias”. A su vez, la 5.29 establece que la facies B se compone de un subconjunto
de puntos de la facies litológica “arena cementada”, un subconjunto de puntos de la facies
“arena limosa 1” y otro subconjunto de puntos de la facies “arena limosa 2”. El śımbolo ∪
representa la Unión matemática de teoŕıa de conjuntos.

De tal modo que esta reclasificación a través de la reagrupación de las facies litológicas
llevan al gráfico de la figura 5.31:
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Figura 5.31: Gráfico conjunto de facies A, facies B y facies C para el pozo Well-2.

La Reagrupación de facies bajo el criterio de F́ısica de Rocas erradica la segregación o
separación de datos en una misma facies. Este proceso reduce el número en la clasificación
de facies de seis a tres.

La figura 5.32 muestra la comparación entre la Clasificación de facies a seis grupos (facies
litológicas) y la Clasificación de facies a tres grupos (facies F́ısica de Rocas), en el intervalo
de análisis considerado.
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Figura 5.32: Comparación de facies interpretadas para el pozo Well-2.

5.3.6. Algoritmo de Inversión de Impedancia

Para el desarrollo de este esquema de inversión de impedancias es importante mencionar
que se basa en el art́ıculo de [Ferguson and Margrave, 1996]. A continuación se describe el
desarrollo de la implementación de este esquema de inversión.

1.- El punto de partida consiste en extraer la traza śısmica más cercana al pozo de
validación. Además, es necesario contar con la curva de impedancia en el dominio del tiempo.
En este caso, la curva de impedancia que servirá como referencia es el registro de impedancia
del pozo.
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Figura 5.33: Traza śısmica extráıda más cercana al pozo de validación (izquierda) y curva
de impedancia en el dominio del tiempo (derecha).

2.- A partir de la curva de impedancia es posible calcular los valores de los coeficientes
de reflexión en cada punto, hecho que a su vez conforma lo que comúnmente se conoce como
Reflectividad o Serie de Reflectividad.

Figura 5.34: Nótese que el comportamiento de la Serie de Reflectividad y la prominencia de
sus picos(spikes) más grandes, están en concordancia con los valores más altos(o bajos) de
amplitud de la traza śısmica.
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3.- Un aspecto f́ısico que toma en consideración el algoritmo de inversión de impedancia
es el efecto de compactación debido a la presión o carga litostática. Este efecto provoca que
la curva de impedancia presente inherentemente una tendencia con pendiente positiva. Lo
que se hace es estimar esta tendencia para que, una vez conocida, se elimine este efecto de
la curva de impedancia.

Figura 5.35: (izquierda) Regresión lineal de los datos de impedancia para estimar la tenden-
cia. (derecha) Comparativa de la curva de impedancia acústica con y sin efecto de tendencia.

4.- Una vez que se ha removido la tendencia debida al efecto de compactación litostática
de la curva de impedancia, se calcula el espectro de frecuencias de la curva de impedancias.
Tradicionalmente, este espectro se calcula mediante la aplicación de la transformada de
Fourier a la curva de impedancias.

Figura 5.36: (izquierda) Curva de impedancias sin efecto de tendencia. (derecha) Espectro
de frecuencias de la curva de impedancias.
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En la figura 5.36 se observa que la enerǵıa de la curva de impedancias se concentra en
las bajas frecuencias, es decir, de frecuencias cercanas a cero hasta aproximadamente los 20
– 30Hz, la enerǵıa decae a su mı́nimo.

5.- Ya que se conoce el espectro de frecuencias de la curva de impedancias, se busca
preservar y aprovechar la información de bajas frecuencias contenida en la curva de impe-
dancias. Del espectro de frecuencias se puede concluir que la mayor enerǵıa se concentra
entre las frecuencias cercanas a cero y los 10Hz. Por lo tanto, el paso a realizar consiste en
filtrar la curva de impedancias preservando exclusivamente las frecuencias que van de los 0
a los 10Hz.

Para realizar el filtrado de la curva de impedancias se implementó un filtro Butterworth
pasa – bajas.

Figura 5.37: Ventana del filtro Butterworth pasa – bajas con frecuencia de corte a 10Hz.
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Figura 5.38: (arriba) Curva de impedancias preservando su contenido de frecuencias comple-
to. (izquierda) Curva de impedancias preservando sólo el rango de frecuencias de 0 a 10Hz.
(derecha) Espectro de frecuencias de la curva de impedancias filtrada.

6.- Al igual que sucedió con la curva de impedancias, se calcula también el espectro de
frecuencias de la traza śısmica más cercana al pozo de validación.
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Figura 5.39: (izquierda) Traza śısmica más cercana al pozo de validación. (derecha) Espec-
tro de frecuencias de la traza śısmica. Nótese que la enerǵıa se concentra en el rango de
frecuencias de los 10 a 85Hz.

Ya que se han calculado los espectros de frecuencias tanto de la curva de impedancia
como de la traza śısmica, entonces se realiza el siguiente punto:

7.- Se ‘fusionan’ el espectro de frecuencias del registro de impedancia con el espectro de
frecuencias de la traza śısmica. Dicho proceso se consigue mediante un factor de escalamiento.

Figura 5.40: Espectro de frecuencias ‘fusionado’ que contiene tanto la contribución de la
curva de impedancia como de la traza śısmica.
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8.- Una vez obtenido el espectro de frecuencias fusionado o combinado, se le aplica trans-
formación inversa de Fourier para aśı recuperar la ‘traza śısmica escalada’.

Figura 5.41: Trazas śısmicas verdadera original y escalada.
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9.- Obtención de la curva de impedancia a través del algoritmo de inversión.

Figura 5.42: Superposición y comparativa de curvas de impedancia en el pozo de validación.
(ĺınea negra) Curva de registro de impedancia del pozo. (puntos color magenta) Curva de
impedancia calculada mediante el algoritmo de inversión.

5.3.7. Predicción de facies a través de Machine Learning

En un caṕıtulo previo se logró reducir de seis a tres el número de facies consideradas
dentro del intervalo de análisis, debido al conocimiento previo obtenido de los modelos de
F́ısica de Rocas. Ahora bien, lo que se busca entonces es aprovechar las curvas de registros
geof́ısicos y la interpretación de facies del pozo de validación para realizar una predicción en
otros pozos o regiones en donde no se cuente con esta información.

La Predicción de facies se llevará a cabo mediante la implementación de técnicas de Ma-
chine Learning. A continuación se describen los pasos del desarrollo del proceso de Predicción.
Este sigue y se basa en el trabajo de [Hall, 2016].

1. Asociar las facies a una barra de colores.
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Figura 5.43: Facies de F́ısica de Rocas del pozo de validación Well-2 en el intervalo de análisis.

2. Información Estad́ıstica de las curvas de registros geof́ısicos de pozo a considerar.
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Figura 5.44: En este caso particular se consideran las curvas de Ip, Vp y Rho. La justificación
a ello es que estas curvas son las que intŕınsecamente pueden equipararse a las obtenidas
mediante el algoritmo de inversión śısmica, aśı como al proceso de Correlación Śısmico -
geológica implementados.

3. Graficar las curvas de registros geof́ısicos de pozo consideradas junto con su interpre-
tación de facies (Facies de F́ısica de Rocas).
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Figura 5.45: Curvas de registros geof́ısicos de pozo consideradas (Ip, Vp y Rho) junto con
su interpretación de facies del pozo Well-2 en el intervalo de análisis.
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De forma análoga al trabajo de [Hall, 2016], en este caso el conjunto de datos consiste de
tres features (mediciones de las curvas de registros geof́ısicos de pozo Impedancia Acústica,
Velocidad de Onda P- y Densidad) y una etiqueta de facies. En terminoloǵıa de Machine
Learning, el conjunto de curvas de medición a cada intervalo de profundidad comprende lo
que se conoce como feature vector, cada uno de los cuales está asociado a una clase (tipo de
facies).

Además, en el caso particular de este trabajo, sólo se consideran las curvas de registros
del Pozo de validación (Well-2). Como se ha mostrado en el numeral 1, éste pozo ya tiene
interpretadas clases de litofacies asociadas al análisis de F́ısica de Rocas. Toda vez que se
haya entrenado (trained) el clasificador, éste se utilizará para asignar o interpretar facies en
el Pozo de correlación (Well-3).

4. Conteo de facies en el intervalo de análisis.

Figura 5.46: En el conteo de facies, la suma total debe coincidir con el número total de
muestras en el intervalo de análisis.

5. Generación de los gráficos cruzados (crossplots) de las tres curvas de registros geof́ısi-
cos de pozo analizados (Impedancia acústica, velocidad de Onda P- y Densidad ) .

6. Condicionando el conjunto de Datos.
Muchos algoritmos de Machine Learning asumen o presuponen que los features están

normalmente distribuidos (e.g. distribución Gaussiana con media cero y varianza unitaria).
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Este hecho no necesariamente ocurre en todos los casos. Cuando esto sucede, lo que se hace
es condicionar o estandarizar los datos de entrenamiento (training data) para que tengan
esta propiedad de normalidad. Los mismos factores o parámetros usados para estandarizar
los datos de entrenamiento deberán aplicarse también al conjunto de datos subsecuente para
su clasificación.

7. Entrenando el Clasificador.

El conjunto de datos condicionados obtenido puede ahora utilizarse para entrenar algún
SVM para clasificar facies. Si los datos fueran linealmente separables, seŕıa cosa fácil dis-
tinguir los ĺımites de las distintas clases en los datos de entrada. No obstante, suele pasar
que esto no ocurre (no son linealmente separables). Por lo anterior, existe una técnica de-
nominada “kernel trick”, en la que los datos se proyectan a un espacio dimensional superior
donde éstos ya son linealmente separables. Es decir, los márgenes, ĺımites o fronteras pueden
distinguirse con facilidad en este espacio. Los ĺımites o fronteras se generan durante la etapa
de entrenamiento (training step).

8. Se implementa el método de Machine Learning denominado “SVM (support vector
machine)”.

Como se ha mencionado, el algoritmo de Support Vector Machine se encuentra dentro de
los algoritmos de clasificación y en este caso se utiliza para identificar litofacies basadas en
mediciones de registros geof́ısicos de pozo. Un Support Vector Machine (SVM) es un tipo de
algoritmo de aprendizaje supervisado (Supervised-learning), al cual es necesario suministrarle
datos de entrenamiento (training data) para que aprenda las relaciones existentes entre las
mediciones (features) y las clases asignadas.

La implementación del SVM considera o toma un número importante de parámetros.
Éstos pueden relacionarse al control de la tasa de aprendizaje (learning rate) o bien, a la
especificación de las funciones kernel. La elección de estos parámetros pueden afectar la
precisión del Clasificador, aspecto por el cual es importante encontrar la opción óptima de
parámetros en la etapa denominada Selección del modelo.

9. Para fortalecer y favorecer la capacidad predictiva del modelo de Machine Learning,
se define un vector de ‘facies adyacentes’. Este vector indica los contactos existentes entre
cada una de las facies, en todo el intervalo de análisis.

10. Evaluando el Clasificador.

Esta etapa básicamente se reduce al hecho de aplicar la técnica del pozo ciego y comparar
las facies predichas contra las facies actuales / reales.

Otra práctica útil, además de la remoción de datos (e.g. remoción de un pozo del conjunto
original de datos para su comparación), es la validación cruzada (cross-validation data set).

11. Predicción de facies a partir del modelo de Machine Learning, utilizando como
insumos las curvas de registros geof́ısicos del pozo de validación.



122

5.3.8. Correlación Śısmico-geológica

La conexión entre los pozos Well-2 y Well-3 se realizará a través de una Correlación
Śısmico – Geológica. La continuidad śısmico espacial entre los pozos Well-2 y Well-3 se
efectúa a través del horizonte śısmico que corresponde a la cima de la Formación geológica
‘Heimdal’.

Del pozo Well-3 sólo se cuenta con la información de coordenadas del pozo (Well head),
el giroscópico o Survey del pozo y sus marcadores geológicos (Well picks). Para efectuar la
Correlación śısmico-geológica es necesario que el pozo Well-3 además cuente con su tabla
Tiempo – Profundidad. Dicha tabla se generó a partir del registro sónico tomando como
punto de calibración la cota correspondiente al horizonte śısmico de la entrada de la formación
Heimdal.

Figura 5.47: Sección śısmica que intersecta el pozo de validación Well-2.

La figura 5.47 además muestra el horizonte śısmico que fungirá como punto de referencia
para la Correlación entre los pozos Well-2 y Well-3. Nótese que el horizonte śısmico interpre-
tado se realiza en color śısmico ázul’, que a su vez se asocia con un pico de amplitud śısmica
positiva del wiggle.
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Figura 5.48: Sección śısmica de correlación entre los pozos Well-2 y Well-3.

Los planos color azul mostrados en la figura 5.48 representan los marcadores geológicos
de la entrada de la formación Heimdal, en ambos pozos.
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Figura 5.49: Horizonte śısmico de la entrada de la Formación Heimdal. Punto de conexión
entre los pozos Well-2 y Well-3.

Las ĺıneas de color verde mostradas en la figura 5.49 conforman la malla de interpretación
śısmica asociada al horizonte śısmico de la cima de la formación geológica Heimdal.
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Figura 5.50: Reflector śısmico que une o correlaciona los pozos Well-2 y Well-3, correspon-
diente al horizonte śısmico de la entrada de la Formación Heimdal.

Las figuras 5.47 a 5.50 otorgan validez a la Correlación Śısmico-Geológica al establecer
continuidad lateral entre los pozos Well-2 y Well-3, permitiendo una correlación entre ellos
a través del cubo śısmico. El paso siguiente es aprovechar la columna estratigráfica del pozo
Well-2 para de esta forma extrapolar las curvas de Ip, Vp y Rho al pozo Well-3.
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Figura 5.51: Columnas estratigráficas de los pozos Well-2 y Well-3.

En la figura 5.51, para el caso del pozo de validación además de su columna estratigráfica,
se agregan las curvas de Ip, Vp y Rho.

5.3.9. Identificación de Relaciones de Dependencia

Toda vez que el algoritmo de inversión śısmica y el proceso de Correlación Śısmico -
geológica han arrojado las curvas de estimación (Ip, Vp, Rho) en la trayectoria del pozo de
Correlación (Well-3), se desea también estimar propiedades petrof́ısicas por medio de esas
curvas de información.

Las propiedades petrof́ısicas son Porosidad (Phi) y Contenido de arcilla (Vsh). Para ello,
se aprovechará esta información disponible en el pozo de validación (Well-2), para calcular,
identificar y privilegiar la relación de dependencia más prominente para cada variable. A
continuación se muestran las imágenes que describen este propósito.
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Figura 5.52: Cálculo de las Relaciones de dependencia de la variable Porosidad (Phi) a través
de los coeficientes de Pearson y Spearman.

La figura 5.52 destaca a través de la flecha color verde, la relación más fuertemente
dependiente de la variable Phi con las variables de las curvas de estimación, de acuerdo a
los coeficientes de Pearson y Spearman. De los tres casos, la relación de la variable Phi con
la variable Rho es la que tiene el valor más alto de dependencia. A su vez, la figura 5.53
muestra sus respectivos gráficos de Relación de dependencia para los tres casos.

Figura 5.53: Gráficos de Relación de Dependencia de la variable Porosidad.
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Figura 5.54: Cálculo de las Relaciones de dependencia de la variable Contenido de Arcilla
(Vsh) a través de los coeficientes de Pearson y Spearman.

La figura 5.54 destaca a través de la flecha color verde, la relación más fuertemente
dependiente de la variable Vsh con las variables de las curvas de estimación, de acuerdo a
los coeficientes de Pearson y Spearman. De los tres casos, la relación de la variable Vsh con
la variable Vp es la que tiene el valor más alto de dependencia. La figura 5.55 muestra sus
respectivos gráficos de Relación de dependencia para los tres casos.

Figura 5.55: Gráficos de Relación de Dependencia de la variable Contenido de Arcilla.
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Algoritmo de ordenamiento de datos con base a una curva de referencia

Ya que se identificaron las relaciones de dependencia más fuertes, destacando las parejas
de variables Densidad – Porosidad (Rho-Phi) y Vp-Vsh. Las curvas de registros de estas
parejas de datos en el pozo de validación (Well-2) servirán además para estimar y generar
las curvas de Porosidad y Contenido de arcilla a partir de las curvas de Densidad y Velocidad
de onda P obtenidas del proceso de Correlación Śısmico - geológica, a través de un generador
de muestras a partir de la modelación de la función de distribución bivariada por medio de
Cópulas; en el pozo de correlación (Well-3).

El detalle es que el generador de muestras para las variables de interés (Porosidad, Conte-
nido de arcilla) arroja la curva pero con los ”datos desordenados”. Para corregir este aspecto,
se tuvo que codificar un programa que reordena cada una de las curvas con base a curvas
gúıa o de referencia.

Figura 5.56: La comprobación del buen funcionamiento del programa, se hizo a través de
una función parabólica (curva de referencia).

Este caso es ejemplificativo, pues los datos desordenados o desagrupados corresponden a
los mismos valores de la curva de referencia pero agrupados de forma aleatoria. El funciona-
miento del programa codificado se describe en los siguientes numerales:

1. Comparar cada valor de la serie desordenada de datos con cada valor de la curva de
referencia.

2. La comparación valor a valor permite identificar la distancia o diferencia mı́nima (cero
o muy cercana a cero) entre la serie desordenada de datos y la curva de referencia (matriz
de diferencias o distancias mı́nimas).

3. La identificación de las distancias o diferencias mı́nimas permite a su vez reconocer
su posición (index, ı́ndice) dentro de la serie desordenada de datos para cada paso del ciclo
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(vector de posiciones).

4. Se termina de conformar todo el vector de posiciones, que es del mismo tamaño que
el vector curva de referencia.

5. Se ordena el vector de posiciones de forma creciente.

Figura 5.57: Imagen comparativa que describe los datos como originalmente son arrojados
por el generador de muestras (izquierda). Y posterior al ordenamiento que efectúa la imple-
mentación del programa codificado (derecha).

El proceso de ordenamiento a la curva de densidad (Rho) se muestra en la figura 5.58.

Figura 5.58: a) Curva de densidad (RHO) del pozo de validación, b) Valores de la curva
de Densidad (RHO) dispuestos de forma desordenada (aleatoria), c) La curva de densidad
(RHO) reordenada por el programa generado para el ordenamiento de valores.

De la imagen anterior, el inciso b) muestra exactamente los mismos valores de la curva
de densidad (RHO) del pozo de validación (inciso a)) pero dispuestos de forma desordenada
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o aleatoria. La intención de este fenómeno es simular la forma en que los valores simulados
de la curva de densidad son arrojados por el muestreador o generador de muestras para esta
curva.

5.4. Resumen de caṕıtulo

Este caṕıtulo se encarga de mostrar las etapas que conforman a la Metodoloǵıa de In-
versión Śısmica para la caracterización integral de yacimientos. Es por ello que se presenta
la información que constituye al estudio de caso que permite desarrollarla. De esta forma se
precisan cada una de las etapas realizadas en F́ısica de Rocas en el contexto de su integra-
ción al esquema de inversión śısmica. Una vez establecido esto, se describe la implementación
del algoritmo de inversión de impedancia. Para finalizar, el caṕıtulo muestra la descripción
del método de Machine Learning para realizar la predicción de facies y concluye con la
explicación del proceso de Correlación Śısmico - geológica.



Caṕıtulo 6

Resultados

6.1. Modelo Convolucional (caso sintético)

6.1.1. caso F3-Block

Se emplea el método de reflectividad de incidencia normal como método directo para
generar el sismograma sintético que emule la traza śısmica real cercana al pozo. Para con-
seguirlo, se proponen dos ond́ıculas śısmicas del tipo Ormsby, cuya diferencia radica en su
frecuencia dominante. La selección de este tipo de ond́ıcula śısmica se apoya en lo que mues-
tra la figura 6.1, en la que se distinguen diferencias entre diversos tipos de ond́ıculas śısmicas.
Si se compara la ond́ıcula Ormsby con la ond́ıcula Ricker, puede notarse que la diferencia
principal se observa en sus espectros de frecuencia. Mientras que el espectro de frecuencias
de la ond́ıcula Ricker admite una frecuencia dominante, el de la ond́ıcula Ormsby admite un
ancho de banda de frecuencias en el que coexisten varias frecuencias dominantes. Dado que
este último rasgo es más común en la información śısmica, por esta razón se seleccionó la
ond́ıcula Ormsby.

132
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Figura 6.1: Criterios para la selección de la ond́ıcula śısmica (Imagen modificada tomada de
[Ryan, 1994]).

La figura 6.2 muestra la ond́ıcula śısmica considerada con su correspondiente espectro
de frecuencias. Como puede observarse en esta figura, la ond́ıcula śısmica Ormsby admite
un ancho de banda de frecuencias y no sólo una única frecuencia dominante. Puede notarse
que el ancho de banda de frecuencias de la ond́ıcula está definido de 5 - 10 - 80 - 85Hz. Esta
banda de frecuencias está definida de esta forma en apego al espectro de frecuencias de la
información del cubo śısmico. La ond́ıcula tiene un periodo de 0.7s y es de fase cero, es decir,
centrada en 0s.

Figura 6.2: Ond́ıcula śısmica del tipo Ormsby con su espectro de frecuencias.
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Inicialmente se replica este método de modelación śısmica directa en un modelo teórico
de tres capas (dos interfases) y posteriormente en uno de ocho capas (siete interfases), para
efectos de validación. Para ello deberá contarse con registros de velocidad y densidad, o de
impedancia acústica de forma equivalente, pues se sabe que la impedancia acústica es el
resultado de multiplicar la velocidad por la densidad. Una vez que se cuenta con el registro
de impedancia acústica, a partir de él se calcula punto a punto el coeficiente de reflexión, y
de esta forma se construye lo que se conoce como la Serie de Reflectividad.

Figura 6.3: Esquema general del cálculo de reflectividad a partir del registro de impedancia
(velocidad y densidad).

La figura 6.3 exhibe el hecho que la Serie Reflectividad presenta picos de amplitud, ya
sean positivos o negativos, en aquellos puntos en los que exista un contraste o variación en
los valores de impedancia. Toda vez que se determinen la Serie de Reflectividad y la Ond́ıcula
Śısmica, entonces podrá implementarse el Esquema general para la generación de una Traza
śısmica sintética mostrado en la figura 6.4.
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Figura 6.4: Esquema general para la generación de la Traza śısmica sintética.

El esquema general que se muestra en la figura 6.4, describe que la ond́ıcula śısmica
se convoluciona matemáticamente con la Serie de Reflectividad para generar de esta forma
la traza śısmica sintética. Su validación ocurre cuando en un mismo gráfico se superponen
la Serie de Reflectividad con la traza śısmica sintética generada y deberán coincidir sus
respectivos picos de amplitud. Las trazas śısmicas sintéticas ’validadas’para modelos teóricos
de tres y ocho capas se muestran en la figura 6.5.
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Figura 6.5: Modelos śısmicos sintéticos validados. a) Traza śısmica sintética validada para
un modelo de tres capas, b) Traza śısmica sintética validada para un modelo de ocho capas.

Ya que se obtuvo la validación en modelos teóricos, se procede a efectuar el mismo
procedimiento pero con la información de registros geof́ısicos del pozo F06-01, aśı como la
traza śısmica verdadera más cercana a dicho pozo. A continuación se muestra una imagen
que presenta la Traza śısmica verdadera más cercana al pozo F06-01, aśı como dos trazas
śısmicas obtenidas de forma sintética.
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Figura 6.6: Traza śısmica verdadera más cercana al pozo F06-01 (medio), aśı como dos
Sismogramas Sintéticos (izquierda y derecha).

Si se efectúa el cálculo de los espectros de frecuencia tanto de la Traza śısmica verdadera
como de los dos sismogramas sintéticos estimados, puede apreciarse que el contenido de
frecuencias de la traza śısmica verdadera se encuentra entre los 5 y 80Hz, mientras que para
el sismograma sintético 1 su contenido de frecuencias decae ligeramente por encima de los
40Hz. Para el sismograma sintético 2, el contenido de frecuencias decae aproximadamente
a los 70Hz y de inmediato se observa un leve rebote hasta los 85Hz. Estos rasgos descritos
se observan en la figura 6.7, en donde las ĺıneas de color rojo representan el espectro de la
traza śısmica.
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Figura 6.7: Espectro de frecuencias de la traza śısmica verdadera con el sismograma sintético
1 (izquierda) y con sismograma sintético 2 (derecha).

Un aspecto que proporciona validez en la calibración del sismograma sintético (traza
śısmica sintética) con la traza śısmica verdadera (cercana al pozo), es la superposición y
semejanza notable entre las curvas de velocidad interválica, calculada a partir de la tabla
Tiempo - Profundidad, y la velocidad ”sónica’ calculada a partir del registro sónico. La
figura 6.8 muestra la calibración del pozo con la śısmica.

Figura 6.8: Calibración Śısmica - Pozo.
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6.1.2. caso WELL-2

Figura 6.9: Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-2 (derecha) y su sismo-
grama sintético (izquierda).
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Figura 6.10: Espectros de frecuencia de la Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo
Well-2 y su sismograma sintético superpuestos.

En la figura 6.10, la ĺınea roja corresponde a la traza śısmica. Puede notarse que a
diferencia del caso del pozo F06-01 del bloque F3, el contenido de frecuencias de la traza
śısmica del cubo śısmico del campo Glitne en la trayectoria del pozo Well-2, su espectro de
frecuencias alcanza hasta poco más de los 20Hz.

6.2. F́ısica de Rocas

6.2.1. Validación del Modelo de F́ısica de Rocas

Se hab́ıa mencionado que el Modelo de Arena Rı́gida ajusta y describe aceptablemente
bien el set de datos analizado. Es por ello que a continuación se muestran los gráficos com-
plementarios que incluyen la distinción en la clasificación de facies, la identificación de los
porcentajes de contenido de arcilla y la validación del modelo.
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Figura 6.11: (izquierda) Gráfico de Ip Phi. Destacan las ĺıneas de contenido de arcilla (cada
20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Ip - Phi. Destacan las ĺıneas
de contenido de arcilla (cada 20 %) e identificador de clasificación de facies.

Figura 6.12: (izquierda) Gráfico de M - Phi. Destacan las ĺıneas de contenido de arcilla (cada
20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de M- Phi. Destacan las ĺıneas
de contenido de arcilla (cada 20 %) e identificador de clasificación de facies.
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Figura 6.13: (izquierda) Gráfico de Vp - Phi. Destacan las ĺıneas de contenido de arcilla
(cada 20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Vp - Phi. Destacan las
ĺıneas de contenido de arcilla (cada 20 %) e identificador de clasificación de facies.

Figura 6.14: (izquierda) Gráfico de Vs - Phi. Destacan las ĺıneas de contenido de arcilla (cada
20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Vs- Phi. Destacan las ĺıneas
de contenido de arcilla (cada 20 %) e identificador de clasificación de facies.
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Figura 6.15: (izquierda) Gráfico de Relación Vp/Vs - Ip. Destacan las ĺıneas de contenido de
arcilla (cada 20 %) y distinción del intervalo productor.(derecha) Gráfico de Relación Vp/Vs
- Ip. Destacan las ĺıneas de contenido de arcilla (cada 20 %) e identificador de clasificación
de facies.

Las figuras 6.11 a 6.15 contribuyen a la validación del modelo de F́ısica de Rocas aplicado
al pozo Well-2 en el sentido que sus ĺımites composicionales mineralógicos (tren de arenis-
cas y tren de lutitas), aśı como los diferentes porcentajes de contenido de arcilla (ĺıneas
punteadas color verde), logran abarcar la mayoŕıa de los puntos del intervalo de análisis. A
excepción de algunos puntos que salen de estos ĺımites y que pertenecen a la facies arcilla
(sh), principalmente.
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Figura 6.16: Validación del modelo de F́ısica de Rocas aplicado al pozo Well-2.

La figura 6.16 muestra la validación del modelo de F́ısica de Rocas. Nótese que las curvas
de color azul, calculadas a través del modelo de F́ısica de Rocas considerado, son similares
a las curvas de registros geof́ısicos de pozo (color negro). Estas presentan mayor separación
en el tramo de análisis más superficial, debido a que el contenido de arcilla es mayor, como
se muestra en el track de la izquierda.
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6.3. Inversión de Impedancia

6.3.1. Inversión de Impedancia en el pozo de validación (WELL-
2)

Figura 6.17: Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-2 y su registro de impe-
dancia en el dominio del tiempo.
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Figura 6.18: Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-2 y su Reflectividad.

Figura 6.19: Registro de Impedancia y Registro de Impedancia ’sin tendencia’ del pozo
Well-2.
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Figura 6.20: Registro de Impedancia ’sin tendencia’ del pozo Well-2 y su espectro de fre-
cuencias.
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Figura 6.21: Registro de Impedancia ’sin tendencia’ del pozo Well-2 filtrado a 10Hz (pasa-
bajas).
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Figura 6.22: La traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-2 y su espectro de
frecuencias.

Figura 6.23: El espectro de frecuencias fusionado asociado a la traza śısmica escalada para
el pozo Well-2.
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Figura 6.24: Impedancia obtenida a partir del proceso de inversión (puntos color magenta)
y la curva de Impedancia (ĺınea negra) para el pozo Well-2.

Las figuras 6.17 a 6.24 muestran el flujo de trabajo descrito en un caṕıtulo anterior con
el subtema “Algoritmo de inversión de impedancia”, con información del pozo Well-2. La
figura 6.24 ofrece además la validación del proceso de inversión śısmica en el pozo Well-2, al
comparar directamente la curva de impedancia estimada por el proceso de inversión śısmica
con aquella calculada a partir de los registros geof́ısicos de pozo.
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6.3.2. Inversión de Impedancia en el pozo de correlación (WELL-
3)

Figura 6.25: Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-3 y su registro de impe-
dancia en el dominio del tiempo.
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Figura 6.26: Traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-3 y su Reflectividad.

Figura 6.27: Registro de Impedancia y Registro de Impedancia ’sin tendencia’ del pozo
Well-3.
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Figura 6.28: Registro de Impedancia ’sin tendencia’ del pozo Well-3 filtrado a 10Hz (pasa-
bajas).
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Figura 6.29: La traza śısmica extráıda en la trayectoria del pozo Well-3 y su espectro de
frecuencias.

Figura 6.30: El espectro de frecuencias fusionado asociado a la traza śısmica escalada para
el pozo Well-3.
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Figura 6.31: Curva de Impedancia obtenida a partir del proceso de inversión en el pozo
Well-3.

Las figuras 6.25 a 6.31 muestran el flujo de trabajo descrito en un caṕıtulo anterior
con el subtema “Algoritmo de inversión de impedancia”, para la obtención de la curva de
impedancia a través del proceso de inversión śısmica, en el pozo Well-3.

6.4. Exactitud en la Predicción de facies a través de

Machine Learning

La figura 6.32 muestra la comparación de las facies reclasificadas a través de F́ısica de
Rocas con aquellas predichas por medio del método SVM de Machine Learning, en el intervalo
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de análisis del pozo Well-2. Además, muestra el valor de la exactitud de la predicción. La
comparación se efectúa en dos sentidos: 1) Graficando los registros de facies y 2) Calculando
numéricamente la exactitud de la predicción.

Figura 6.32: Comparación entre la facies de F́ısica de Rocas y la Predicción de facies de
F́ısica de Rocas en el pozo de validación (Well-2).

6.5. Curvas obtenidas del proceso de inversión śısmica

y Correlación śısmico-geológica

La figura 6.33 muestra las curvas obtenidas de los procesos de inversión śısmica y Corre-
lación Śısmico-geológica en el pozo Well-3. La curva Ip fue obtenida del proceso de inversión
śısmica, mientras que las curvas Vp y Rho fueron obtenidas por Correlación Śısmico-geológi-
ca.
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Figura 6.33: Curvas obtenidas de los procesos de inversión śısmica y Correlación Śısmico-
geológica en el pozo de correlación (Well-3).
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6.6. Predicción de facies en el pozo de correlación

(Well-3)

Una vez que las curvas de Ip, Vp y Rho han sido estimadas a partir de los procesos de
inversión śısmica y correlación śısmico-geológica en el pozo Well-3. Además, que la predicción
de facies mediante el método de Machine Learning ha sido validada en el pozo de validación
(Well-2), se ingresan las curvas estimadas en el pozo de correlación (Well-3) para obtener la
predicción de facies en este pozo.
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Figura 6.34: Predicción de facies a partir de las curvas Ip, Vp y Rho en el pozo de correlación
(Well-3).

La figura 6.34 muestra el set completo de curvas obtenidas de los procesos de inversión
śısmica y correlación śısmico-geológica, aśı como predicción de facies en el pozo Well-3.
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6.7. Curvas reordenadas muestreadas a partir de Cópu-

las

A continuación se muestra el caso que corresponde a conjuntos de datos muestreados a
partir de la Cópula que mejor describe la función de distribución bivariada de las variables
Densidad (Rho) y Porosidad (Phi).

Los datos muestreados son generados de forma aleatoria, de tal modo que estos datos
no se encuentran ordenados espacialmente. Para conseguir este ordenamiento espacial y
espećıficamente en el sentido de la profundidad, se soporta en el concepto de Curva de
referencia o Curva gúıa, que en este caso corresponde a la curva de densidad obtenida del
proceso de Correlación Śısmico – geológica para el pozo Well-3.

Figura 6.35: Curva Rho de referencia para el pozo de correlación Well-3.
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Figura 6.36: Datos muestreados a partir de Cópulas para el pozo de correlación Well-3
(Densidad (izquierda), Porosidad (derecha) ).

Figura 6.37: Curvas de Densidad (izquierda) y Porosidad (derecha) reordenadas bajo el
criterio de Curva gúıa de referencia para el pozo de correlación Well-3.

Ahora se muestran las curvas Vp y Vsh (contenido de arcilla). Tal como ocurrió en el
caso de las curvas Densidad – Porosidad, también se aplica el concepto de Curva gúıa o de
referencia para la curva de Vp, obtenida del proceso de Correlación Śısmico – geológica para
el pozo Well-3.
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Figura 6.38: Curva Vp de referencia para el pozo de correlación Well-3.

Figura 6.39: Datos muestreados a partir de Cópulas para el pozo de correlación Well-3 (Vp
(izquierda), Vsh (derecha) ).
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Figura 6.40: Curvas Vp (izquierda) y Vsh (derecha) reordenadas bajo el criterio de Curva
gúıa de referencia para el pozo de correlación Well-3.

Las figuras 6.37 y 6.40 demuestran que el pozo Well-3 ya cuenta con su set de curvas
completo. Es decir, ya cuenta con sus curvas Ip (obtenida del proceso de inversión śısmica),
Rho y Vp (obtenidas del proceso de Correlación Śısmico - geológica) y además, las curvas de
interpretación petrof́ısica Phi y Vsh, obtenidas a partir del favorecimiento de las relaciones
de dependencia de éstas con las curvas Rho y Vp (cópulas no paramétricas de Bernstein).



164

6.8. Simulaciones de propiedades petrof́ısicas

Figura 6.41: (izquierda) Estimación de la curva Vsh teniendo a la variable Vp como variable
primaria. (derecha) Estimación de la curva Phi teniendo a la variable Rho como variable
primaria.

La figura 6.41 muestra únicamente el resultado de una sola Simulación para las pro-
piedades petrof́ısicas Vsh y Phi. No obstante, existe la necesidad de generar más de una
simulación no sólo para fines estad́ısticos, sino también para conocer la precisión con la que
las Simulaciones replican las propiedades estad́ısticas de las variables Contenido de arcilla y
Porosidad.

Para el propósito de generar más de una simulación hubo un aspecto que tuvo que tenerse
en consideración: para el intervalo de análisis, cada una de las curvas se compone de 2728
muestras, hecho que incrementa considerablemente el tiempo de cómputo. Por tal motivo,
lo que se hizo fue remuestrear las curvas aproximadamente al 10 % del número total (250
muestras). Al hacer esto se provocó el fenómeno de filtrado natural a la curva de análisis,
eliminándose aśı los picos ( Despike ). La figura 6.42 muestra este hecho.
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Figura 6.42: Remuestreo de la curva de Densidad.

La figura 6.43 muestra 11 simulaciones para la propiedad Porosidad a través de la variable
primaria Densidad. En el lado derecho, la ĺınea punteada color azul representa la curva de
referencia para la variable Porosidad y las ĺıneas continuas color rojo son sus simulaciones.
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Figura 6.43: Curva Phi a partir de Rho con 11 simulaciones.

La figura 6.44 muestra las curvas de valores máximo y mı́nimo de las simulaciones ge-
neradas. En el lado derecho, la ĺınea punteada color azul representa la curva de referencia
para la variable Porosidad, la ĺınea continua color verde representa la curva de simulación
de valores máximos y la ĺınea continua color rojo la curva de simulación de valores mı́nimos.
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Figura 6.44: Curvas de valores máximo y mı́nimo de la variable Phi a partir de Rho.

La figura 6.45 muestra las curvas promedio y mediana de las simulaciones generadas. En
el lado derecho, la ĺınea punteada color azul representa la curva de referencia para la variable
Porosidad, la ĺınea continua color anaranjado representa la curva de simulación de valores
promedios y la ĺınea continua color rojo la curva de simulación de valores mediana.
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Figura 6.45: Curvas de valores promedio y mediana de la variable Phi a partir de Rho.
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Figura 6.46: Remuestreo de la curva Vp.

La figura 6.47 muestra 11 simulaciones para la propiedad Contenido de arcilla a través
de la variable primaria Vp. En el lado derecho, la ĺınea punteada color verde representa la
curva de referencia para la variable Vsh y las ĺıneas continuas color rojo son sus simulaciones.
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Figura 6.47: Curva Vsh a partir de Vp con 11 simulaciones.

La figura 6.48 muestra las curvas de valores máximo y mı́nimo de las simulaciones gene-
radas. En el lado derecho, la ĺınea punteada color verde representa la curva de referencia para
la variable Vsh, la ĺınea continua color verde representa la curva de simulación de valores
máximos y la ĺınea continua color rojo la curva de simulación de valores mı́nimos.
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Figura 6.48: Curvas de valores máximo y mı́nimo de la variable Vsh a partir de Vp.

La figura 6.49 muestra las curvas promedio y mediana de las simulaciones generadas.
En el lado derecho, la ĺınea punteada color verde representa la curva de referencia para la
variable Vsh, la ĺınea continua color anaranjado representa la curva de simulación de valores
promedios y la ĺınea continua color rojo la curva de simulación de valores mediana.
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Figura 6.49: Curvas de valores promedio y mediana de la variable Vsh a partir de Vp.



Caṕıtulo 7

Análisis y discusión de Resultados

La discusión de resultados se hará con base en los siguientes apartados: 1) Modelación
śısmica directa y Sismogramas sintéticos, 2) F́ısica de Rocas (Validación del modelo y su
intervención en la Reclasificación de facies) , 3) Inversión Śısmica y estimación de Impedancia
(intervención del proceso de Correlación Śısmico - geológica), 4) Predicción de facies a través
del método SVM de Machine Learning, 5) Estimación de propiedades petrof́ısicas a través
de Cópulas.

7.1. Modelación śısmica directa y Sismogramas sintéti-

cos

La validación del método de reflectividad de incidencia normal para la generación de
los sismogramas sintéticos tanto en el modelo teórico de capas como en el pozo F06-1 del
bloque F3 del Mar del Norte, destaca la enorme importancia del correcto ajuste o calibración
entre la información śısmica (dominio del tiempo) con la información de pozo (dominio de
la profundidad).

Este hecho trasciende además en el pozo de validación Well-2, primordialmente en la
estimación de impedancia, pues uno de los requisitos del algoritmo de inversión śısmica, es
que la fuente de información de impedancia como dato de entrada (el registro de impedancia,
en este caso) esté correctamente dispuesto en el dominio del tiempo. Esto no es posible sin
el correcto ajuste entre la información śısmica y la información de pozo (registros geof́ısicos
de pozo).

7.2. F́ısica de Rocas (Validación del modelo y su in-

tervención en la Reclasificación de facies)

La validación del modelo de F́ısica de Rocas se hizo directamente al comparar las curvas
Vp, Vs, Rho e Ip estimadas a partir de las ecuaciones de Gassmann bajo la consideración
del Modelo de Arena Ŕıgida; con sus equivalentes curvas de registros geof́ısicos del pozo
de validación Well-2. Al hacer esto, puede afirmarse que la separación entre curvas es más
marcada en el intervalo cuyo contenido de arcilla es mayor al 10 % (mayor contenido de
arcilla). Este fenómeno es consistente, pues no se pierda de vista que se está considerando
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un Modelo de Arena Ŕıgida, cuya fortaleza precisamente es describir de mejor manera las
arenas limpias (bajo contenido de arcilla).

Por otra parte, dentro de la información inicial del pozo de validación Well-2 se tiene una
interpretación de facies sustentada con información de núcleos de pozo. No obstante, esta
clasificación de facies tiene el inconveniente que no existe una separación bien diferenciada
entre grupos si se grafican en alguno de los gráficos cruzados básicos de F́ısica de Rocas. Esto
representa una problemática posterior sobre todo en la etapa de Simulaciones estad́ısticas y
generación de muestras. Por tal razón es que fue posible realizar la Reclasificación de facies
a través del gráfico básico de F́ısica de Rocas Ip - Phi.

7.3. Inversión Śısmica y estimación de Impedancia

(intervención del proceso de Correlación Śısmico

- geológica)

La curva de impedancia estimada a través de la inversión śısmica en el pozo de validación
Well-2, en realidad es una estimación de buena calidad en el sentido que si se compara con
la curva de impedancia calculada a partir de registros geof́ısicos de pozo, la diferencia entre
estas no supera el valor de diez en unidades de impedancia ((m/s)*(g/cm3)), en todos los
puntos.

El pozo de validación además cuenta con curvas de registro Vp y Rho, que junto con
la de Impedancia, también fueron objeto de interés para estimar en el pozo de correlación
Well-3. El proceso de Correlación Śısmico – geológica fue una herramienta muy importante
para reforzar y realizar esta tarea. Este proceso fue viable debido a la suficiencia y alcance
de la información disponible, pues además de contar con las ubicaciones de los pozos, sus
trayectorias y sus columnas estratigráficas, se contaba con un horizonte śısmico que uńıa
ambos pozos y al que fue posible dar seguimiento a través de su visualización en una sección
śısmica. Para ello fue necesario realizar el ajuste śısmica – pozo en el pozo de correlación.

En resumen, el proceso de correlación Śısmico – geológica reforzó la inversión śısmica
para la estimación de impedancia, al tiempo que fue el medio para estimar las curvas Vp y
Rho, en el pozo de correlación Well-3.

7.4. Predicción de facies a través del método SVM de

Machine Learning

La exactitud en la predicción de facies con el método SVM de Machine Learning en
el pozo de validación Well-2 fue del 96 %. Por tal razón, la extrapolación de esta técnica
al pozo de correlación Well-3 debe preservar este orden de exactitud, en un pozo carente
de esta información como lo es el pozo Well-3. Otro factor de confianza que suma en este
propósito, es que las curvas Ip, Vp y Rho tienen la influencia del rasgo geológico presente en
la trayectoria del pozo Well-3, a través de su columna estratigráfica.
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7.5. Estimación de propiedades petrof́ısicas a través

de Cópulas

La generación de muestras para las variables Porosidad y Contenido de arcilla (propie-
dades petrof́ısicas) a través de simulaciones v́ıa Cópulas no fue suficiente para estimar estas
propiedades en todo el intervalo de análisis. Las muestras arrojadas para estas propiedades
se generaron de forma aleatoria, es decir, sin apego alguno en el sentido de la profundidad.
Para conseguirlo, se aprovecharon las curvas Rho y Vp estimadas en el pozo de correlación
Well-3 para jugar el rol de Curvas gúıa o de referencia y de esta forma incorporar el sentido
con respecto a la profundidad a las propiedades muestreadas generadas.

7.6. Resumen de resultados de la Metodoloǵıa

El propósito de esta sección consiste en mostrar los resultados obtenidos y consideraciones
de la metodoloǵıa presentada en el caṕıtulo 5.
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7.6.1. El pozo de validación.

Figura 7.1: Información inicial del Pozo de Validación Well-2. Curvas de registros de pozo:
Ip, Vp y Rho. Curva de interpretación de facies con base a información de núcleos (6 facies).
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7.6.2. Reclasificación de facies.

Figura 7.2: Después de aplicar el proceso de Reclasificación de facies a través de F́ısica de
Rocas, se logró reducir el número de facies de 6 a 3 en el intervalo de análisis considerado.

La figura 7.2 muestra la Reclasificación de facies en el pozo de validación Well-2. Inicial-
mente, en el intervalo de análisis se teńıan seis tipos de facies litológicas. Posteriormente y
de acuerdo a la justificación indicada para hacer la Reclasificación, estas se redujeron a tres
debido al conocimiento proporcionado por los gráficos básicos de F́ısica de Rocas.
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7.6.3. El pozo de correlación.

Figura 7.3: Diagrama. Con la información inicial del Pozo de Validación Well-2, a través
de los procesos de Inversión śısmica, Correlación Śısmico-geológica y Machine Learning fue
posible calcular y estimar las curvas Ip, Rho, Vp e Interpretación de facies en el Pozo de
Correlación Well-3, respectivamente.
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7.6.4. Estimación de propiedades petrof́ısicas a través de Cópulas

Figura 7.4: Diagrama. Además, aprovechando la relación de dependencia entre las variables
Vsh – Vp y Rho – Phi, a través de Cópulas y un generador de muestras, también fue posible
calcular y estimar las curvas de Contenido de arcilla (Vsh) y Porosidad (Phi) en el Pozo de
Correlación Well-3.



Caṕıtulo 8

Conclusiones

Las curvas Ip, Vp y Rho se estimaron a través de los procesos de inversión śısmica
y Correlación Śısmico – geológica, sólo a lo largo de las trayectorias de los pozos Well-2
(pozo de validación) y el pozo Well-3 (pozo de correlación), en los intervalos de profundidad
analizados. No obstante, tales procedimientos bien podŕıan extenderse a toda la sección
śısmica y aśı estimar su correspondiente Sección de Impedancias, Sección de Velocidades Vp
y Sección de Densidades.

La aplicación de F́ısica de Rocas en este trabajo resultó ser de ’doble propósito’ : por una
parte a través de un gráfico básico de F́ısica de Rocas fue posible realizar una Reclasificación
de facies que permitió diferenciar las propiedades de cada uno de los tres grandes grupos de
datos identificados; aśı como también ajustar un modelo teórico de F́ısica de Rocas (Modelo
de Arena Ŕıgida) al set de datos del estudio de caso.

En la estimación de las propiedades petrof́ısicas Phi y Vsh a través de cópulas, se genera-
ron once simulaciones para cada variable las cuales se encuentran cercanas a sus respectivas
curvas de referencia. Esto necesariamente implica que el generador de muestras v́ıa cópulas,
replica aceptablemente bien las propiedades estad́ısticas descritas por la función de distribu-
ción bivariada (Rho – Phi y Vsh – Vp).
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[Castagna et al., 1993] Castagna, J. P., Batzle, M. L., and Kan, T. K. (1993). Rock phy-
sics: The link between rock properties and avo response. In J. P. Castagna and M. M.
Backus, eds., Offsetdependent reflectivity –– Theory and practice of AVO analysis: SEG
Investigations in Geophysics No. 8, 135– 171. (Citado en la página 59.)

[Cerveny, 2001] Cerveny, V. (2001). Seismic Ray Theory. Cambridge University Press.
(Citado en la página 26.)

[Cerveny et al., 1977] Cerveny, V., Molotkov, I., and Psencik, I. (1977). Ray Method in
Seismology. Univerzita Karlova. (Citado en la página 26.)

[Cerveny and Ravindra, 1971] Cerveny, V. and Ravindra, R. (1971). Theory of seismic head
waves. University of Toronto Press. (Citado en la página 26.)

[Chacko, 1989] Chacko, S. (1989). Porosity identification using amplitude variations with
offset: Examples from south sumatra. Geophysics, 54:942–951. (Citado en la página 18.)

[Chopra and Castagna, 2014] Chopra, S. and Castagna, J. P. (2014). AVO. Investigations
in Geophysics Series No. 16, SEG. (Citado en las páginas 18, 19, 20, 21, 22, 23, 56, 58,
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Cuadro A.3: Simboloǵıa



Apéndice B

ApéndiceB

B.1. Simulaciones Geoestad́ısticas

B.1.1. Simulación Secuencial Gaussiana (SGS)

Repasando la teoŕıa que sustenta al método SGS, el estimador Kriging simple:

Y ∗(u) =
n∑
β=1

λβ · Y (uβ) (B.1)

y el correspondiente sistema Kriging simple:

n∑
β=1

λβC (uα − uβ) = C (u− uα) ;uα = 1, ..., n (B.2)

La Covarianza entre la estimación Kriging y uno de los datos puede escribirse como:

Cov {Y ∗ (u) , Y (uα)} = E {Y ∗ (u) , Y (uα)} (B.3)

= E

{[
n∑
β=1

λβ · Y (uβ)

]
· Y (uα)

}
(B.4)

=
n∑
β=1

λβC (uα − uβ) (B.5)

= C (u− uα) (B.6)

Las ecuaciones que sustentan el método de Kriging forzan que la covarianza entre los
valores reales (datos duros) y los valores estimados mediante Kriging sean correctos. Sin
embargo, la varianza es demasiado pequeña y la covarianza entre las estimaciones de Kriging
por śı mismas es incorrecta. Se ocurre que para corregir este aspecto, la covarianza entre
las estimaciones Kriging sucedan secuencialmente, esto es, emplear los valores predichos
(estimados) en subsecuentes predicciones (estimaciones).

194



195

Aunque la covarianza entre las estimaciones Kriging y los datos es correcta, la varianza
es demasiado pequeña. La varianza de una función aleatoria estacionaria debe ser σ2 = C (0).
Este modelo de varianza estacionario debe ser constante en cualquier parte:

σ2 (u) = σ2;∀u ∈ A (B.7)

El efecto de suavizamiento del método Kriging contribuye a reducir esta varianza, parti-
cularmente en zonas alejadas de los datos duros. Otra propiedad del método Kriging es que
la varianza de la estimación es conocida:

V ar {Y ∗ (U)} = C (0)− σ2
SK (u) (B.8)

Esta relación nos indica qué tanta varianza hace falta, es decir, la varianza de la estimación
Kriging σ2

SK (u) . Esta varianza faltante debe ser adicionada de vuelta sin modificar el cálculo
de la covarianza del método Kriging. Es por ello que una componente independiente con
media cero y la varianza correcta pueden adicionarse a la estimación Kriging :

Ys (u) = Y ∗ (u) +R (u) (B.9)

La covarianza entre el valor simulado Ys (u) y uno de los datos empleados en la estimación
puede calcularse como:

Cov {Ys (u) , Y (uα)} = E {Ys (u) , Y (uα)} (B.10)

= E

{[
n∑
β=1

λβ · Y (uβ) +R (u)

]
· Y (uα)

}
(B.11)

=
n∑
β=1

λβ · E {Y (uβ) · Y (uα)}+ E {R (u) · Y (uα)} (B.12)

Nótese que E {R (u) · Y (uα)} = E {R (u)} ·E {Y (uα)}. Dado que R(u) es independiente
de cualquier dato, el valor esperado del residual E {R (u)} = 0, por lo tanto E {R (u) · Y (uα)} =
0.

Aśı, la covarianza entre el valor simulado y los datos es correcta, esto es:

Cov {Ys (u) , Y (uα)} = Cov {Y ∗ (u) , Y (uα)} = C(u, uα) (B.13)

En virtud de las dos caracteŕısticas descritas previamente: (1) la reproducción de la cova-
rianza del método Kriging y (2) covarianza invariante al adicionar un residual independiente,
el algoritmo de la Simulación Secuencial Gaussiana (SGS) es como sigue:

Algoritmo Simulación Secuencial Gaussiana
1. Transformar - Z los datos originales a una distribución normal estándar (todo el trabajo

se hace en el espacio Normal). Éste corresponde al paso (a).
2. Ubicar los datos transformados condicionados en el modelo. Éste es el paso (b).
3. Ir a una ubicación aleatoria u y buscar todos los datos vecinos aśı como nodos previa-

mente simulados. Éste es el punto (c).
4. Efectuar el método Kriging con estos datos y los nodos previamente simulados para

obtener la estimación Kriging y la correspondiente varianza Kriging. Éste es el punto (d).
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Y ∗(u) =
n∑
β=1

λβ · Y (uβ) (B.14)

σ2
SK (u) = C (0)−

n∑
α=1

λαC (u, uα) (B.15)

5. Calcular un residual aleatorio R(u) que sigue una distribución normal con media 0.0
y varianza σ2

SK (u).
6. Sumar / Adicionar la estimación Kriging y el residual para obtener el valor simulado:

Ys(u) = Y ∗(u) +R(u) (B.16)

∗ Notar que Ys(u) podŕıa obtenerse de forma equivalente al calcular una distribución nor-
mal con media Y ∗(u) y varianza σ2

SK (u). Éste es el punto (e). El residual independiente R(u)
se calcula a través de una Simulación clásica Monte Carlo. Es importante mencionar que en
este paso cualquier generador de números pseudo – aleatorios confiable puede emplearse. Es
una buena práctica “congelar” la semilla del generador de números aleatorios para permitir
reconstruir el modelo de ser necesario.

7. Agregar /Adicionar Ys(u) al conjunto de datos para asegurar que la covarianza con
este valor y todas las futuras predicciones sean correctas. Éste es el punto (f).

Tal como se estableció anteriormente, ésta es la idea clave de la Simulación Secuencial,
esto es, considerar los valores simulados previamente como datos para poder reproducir la
covarianza entre todos los valores simulados.

8. Visitar todas las ubicaciones de forma aleatoria. Éste es el punto (g). En realidad,
teóricamente no es requisito o exigencia seguir una forma aleatoria, sin embargo, la práctica
indica que seguir un orden regular puede inducir anomaĺıas / tendencias / irregularidades /
imprecisiones ([Isaaks, 1990]).

9. Anti – Transformar todos los datos y valores simulados al realizar el poblado del
modelo. Éste es el punto (h).

10. Generar cualquier número de realizaciones repitiendo con diferentes “semillas” para
generar los números aleatorios. Una semilla diferente lleva a diferentes secuencias de números
aleatorios y en consecuencia, diferentes formas aleatorias y diferentes residuales para cada
nodo simulado. Cada realización es “igualmente probable” y frecuentemente se dice que es
equiprobable.

Para un conocimiento más profundo del tema consultar [Deutsch, 2002].

B.1.2. Simulación Secuencial Indicador (SIS)

El Formalismo Indicador

La idea clave detrás del formalismo indicador es codificar todos los datos en un formato
común: como valores de probabilidad. Las dos principales ventajas de esta aproximación
son: 1) Integración simplificada de los datos debido a la codificación común en términos
de probabilidad, y 2) Mayor flexibilidad para contar para diferente continuidad de valores
extremos. La comparación en términos de rendimiento de los métodos Indicadores ha sido
ampliamente estudiada por Goovaerts.
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El formalismo indicador aplicado a datos categóricos ha visto una aplicación amplia en el
modelado de facies, particularmente en yacimientos carbonatados y yacimientos siliciclásticos
con alto NTG (net – to - gross).

Sin importar el tipo de variable, el enfoque indicador lleva directamente a una distribución
(histogramas) que es un modelo de incertidumbre en cada ubicación no muestreada donde
se hizo la estimación.

En datos continuos...

El objetivo del formalismo indicador para variables continuas es estimar directamente la
distribución de la Incertidumbre Fz(u) en localizaciones u que no fueron muestreadas. La
función de distribución acumulada (cfd) se estima a través de una serie de valores de corte
(threshold):zk, k = 1, . . . , K.

Figura B.1: Ilustración esquemática de distribución de probabilidad F (z) en una serie de
cinco valores de corte, zk, k = 1, ..., 5 (Imagen tomada de [Pyrcz and Deutsch, 2014]).

A modo de ejemplo, la figura B.1 muestra un K=5 valores de probabilidad en 5 valores
de corte (threshold) que proporcionan una distribución de la incertidumbre. Los valores de
probabilidad se evalúan en primera instancia al codificar los datos como indicadores o valores
de probabilidad. La codificación indicador en la localización uα se escribe como:

i(uα; zk) = Prob {Z(uα) ≤ zk} (B.17)

=

{(
1, z(uα) ≤ zk

0, otro

)}
(B.18)

El valor esperado de esta variable indicador es que la probabilidad estacionaria previa
sea menor que el valor de corte, esto es, Fz(zk). Consideremos los datos residuales:

Y (uα; zk) = i(uα; zk)− F (zk) (B.19)
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Donde α = 1, ..., n ; k = 1, ..., K. Si se considera una estimación lineal de este residual:

Y ∗(u; zk) =
n∑

α=1

λα(zk) · Y (uα; zk) (B.20)

Donde Y ∗(u; zk) es el residual estimado de la probabilidad previa (prior) al valor de corte
(threshold) zk. Por su parte, F (u; zk), λα(zk), α = 1, ..., n son los pesos. Y (uα; zk), α = 1, ..., n
son los valores residuales.

Del Kriging Indicador se deriva la función de distribución acumulada en una ubicación
que no tiene dato o no fue muestreada, en un valor de corte (threshold) zk, éste se calcula
como:

FIK(u; zk) =
n∑

α=1

λα(zk)[i(uα; zk)− F (zk)] + F (zk) (B.21)

En ausencia de datos (n=0), la estimación de la distribución de incertidumbre del Kriging
Indicador (IK) es simplemente el promedio previo en ese valor de corte, esto es, F (zk). El
proceso del Kriging Indicador se repite para todos los valores de corte K, zk; k = 1, . . . , K,
que discretizan el intervalo de variabilidad del atributo o propiedad continua Z.

La distribución de la incertidumbre, construida del ensamble de las K estimaciones del
Kriging Indicador, representa un modelo probabiĺıstico para la incertidumbre del valor no
muestreado z(u).

El Kriging Indicador requiere que un variograma mida la correlación correspondiente a
cada valor de corte (threshold) zk, k = 1, . . . , K, para que los pesos λα(zk), α = 1, ..., n; k =
1, ..., K puedan ser determinados.

La correcta selección de los valores de corte zk para el Kriging Indicador es esencial:
Demasiados valores de corte provocan que tanto la inferencia como el cómputo sean inne-
cesariamente tediosa y costosa; si son muy pocos, los detalles de la distribución se pierden.
Usualmente se escogen entre 5 y 11 valores de corte. Los valores de corte se establecen entre
los cuantiles 0.1 y 0.9. Frecuentemente se propone que sean equiespaciados.

Los datos indicador i(uα; zk) son datos duros en el sentido en que se evalúan como “0” o
como “1” y se encuentran a cualquier valor de corte “z”. Alguna de la información z- se debe
a datos secundarios suaves, tales como los datos śısmicos. Los datos suaves pueden ingresar
al Kriging Indicador en una variedad de aproximaciones:

1. Los datos suaves se calibran a los datos duros.
2. Considerar los valores F (u; zk) como covariados en un contexto coKriging. En este,

cualquier modelo de corregionalización puede emplearse, incluidos el modelo de corregiona-
lización lineal o un modelo colocado.

En este sentido, el modelo de Markov – Bayes [Zhu, 1991] es un modelo de corregionali-
zación especialmente formulado para datos duros y suaves indicador.

3. Considerar a los datos suaves como ĺımites de desigualdades o datos indicador suaves.
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Figura B.2: Ilustración esquemática de Datos Duros(arriba), Datos Desiguales(en medio) y
Datos Suaves(abajo) (Imagen tomada de [Pyrcz and Deutsch, 2014]).

En datos categóricos...

El objetivo del formalismo indicador para variables categóricas es estimar directamente
la distribución de la incertidumbre en la variable categórica facies. La distribución de pro-
babilidad consta de las probabilidades estimadas para cada categoŕıa: p∗(k); k = 1, ..., K. A
continuación se muestra un ejemplo en el que se muestra K=5 valores de probabilidad para
5 facies.
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Figura B.3: Ilustración esquemática de la Distribución de Probabilidad p∗(k); k = 1, ..., 5
para cinco tipos de facies (Imagen tomada de [Pyrcz and Deutsch, 2014]).

Los valores de probabilidad se estiman en primera instancia al codificar los datos como
indicadores o valores de probabilidad :

i(uα; zk) = Prob {facies k esté presente} (B.22)

=

{(
1, presente

0, otro

)}
(B.23)

El valor esperado de esta variable indicador es la probabilidad estacionaria previa de la
facies k, esto es, p(k). Como se mencionó previamente, se consideran los datos residuales:

Y (uα; zk) = i(uα; zk)− F (zk) (B.24)

Donde α = 1, ..., n ; k = 1, ..., K. La aplicación del método Kriging a estos datos residuales
se usa para conocer la probabilidad de cada una de las facies k=1, . . . , K en una localización
que no tenga datos. Una vez más, se requiere de la generación de un variograma que mida
la correlación de cada facies k=1, . . . , K .

El resultado del Kriging Indicador es un modelo de incertidumbre en la ubicación u:

pIK(u; k) =
n∑

α=1

λα(k) · [i(uα; k)− p(k)] + p(k) (B.25)

k = 1, ..., K. La información śısmica y otras fuentes de datos secundarios pueden ser
codificados como probabilidades suaves en la aplicación del método coKriging.

Algoritmo Simulación Secuencial Indicador
Tal como ocurre en el contexto de la Simulación Secuencial Gaussiana (SGS), para la

obtención del modelo de incertidumbre basado en indicadores, los nodos del grid se calculan
secuencialmente en trayectorias aleatorias. En cada nodo del grid:

1. Buscar los datos cercanos y valores simulados previamente.
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2. Implementar el método Kriging Indicador para construir una distribución de incerti-
dumbre.

3. Establecer el valor simulado obtenido de la distribución de incertidumbre.
Después se generan múltiples realizaciones repitiendo el procedimiento con diferentes

valores aleatorios de “semilla”. Éste método Indicador proporciona un método de simulación
flexible basada en variogramas para variables categóricas, aunado a la habilidad de restringir
la continuidad espacial para cada categoŕıa. El variograma indicador es sólo una medida de
la probabilidad de transición de una determinada categoŕıa a cualquier otra categoŕıa.

Para un conocimiento más profundo del tema consultar [Pyrcz and Deutsch, 2014].

B.2. Machine Learning

Machine Learning puede pensarse como un conjunto de métodos de análisis de datos
enfocados o direccionados a las actividades de Clasificación, Clustering y Regresión. Estos
algoritmos se utilizan para descubrir contenidos (features) y tendencias dentro de los datos.
En esencia, aprender (‘learning’) de los datos mismos ([Hall, 2016]).

B.2.1. Tipos de problemas en Machine Learning

De acuerdo a [GeeksforGeeks, 2021], existen varias maneras de clasificar los problemas
hacia los cuales se direcciona Machine Learning. Entre las más importantes, destacan las
siguientes dos:

1. Con base a la naturaleza de la señal de aprendizaje o retroalimentación
disponibles al sistema de aprendizaje.

Aprendizaje supervisado (Supervised learning). Se presentan ejemplos de datos
de entrada y sus datos de salida ‘deseables’. Datos proporcionados por un teacher. El
objetivo es aprender una regla general que mapee o convierta las entradas en salidas.
El proceso de entrenamiento continúa hasta que el modelo consiga el nivel de precisión
deseable en los datos de entrenamiento. Algunos ejemplos son:

Clasificación de imágenes. Entrena con imágenes o etiquetas. En el futuro
se proporciona una imagen nueva y se espera que la computadora reconozca el nuevo
objeto.

Regresión / Predicción de mercado. Entrena con datos históricos de mercado
y se pide a la computadora que prediga el nuevo precio en el futuro.

Aprendizaje no – supervisado (Unsupervised learning). En éste no se pro-
porcionan etiquetas al algoritmo de aprendizaje, dejándole que por su propia cuenta
encuentre alguna estructura en los datos de entrada. Se emplea para clasificar pobla-
ciones (clustering) en diferentes grupos. El aprendizaje no – supervisado es en śı mismo
un goal u objetivo (descubrir patrones escondidos en los datos).

Clustering. Se le pide a la computadora que separe datos similares en clusters.

Visualización en alta dimensión. Se emplea la computadora para ayudar a
visualizar datos en dimensiones más altas.
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Modelos generativos. Después de que el modelo capture la distribución de pro-
babilidad de los datos de entrada, el modelo tendrá la capacidad de generar más datos.
Esta capacidad resulta muy útil para hacer al Clasificador más robusto.

Figura B.4: Diagrama que clarifica el concepto de aprendizaje Supervisado y aprendizaje no
– Supervisado. Los datos en el aprendizaje Supervisado se encuentran etiquetados, mientras
que en el aprendizaje no – Supervisado se encuentran sin etiquetar (Imagen tomada de
[GeeksforGeeks, 2021]).

Aprendizaje Semi – supervisado. Problemas en los que se tienen enormes canti-
dades de datos de entrada y sólo algunos están etiquetados.

Reforzamiento del aprendizaje. En el que el programa computacional interactúa
con un ambiente dinámico en el que se debe llevar a cabo un determinado objetivo. Al
programa se le retroalimenta en términos de premios y castigos conforme navega en su
espacio del problema (e.g. conducir un veh́ıculo o jugar contra un oponente).

2. Con base en la salida (output) deseable de un sistema de aprendizaje.

Clasificación. Los datos de entrada se dividen en dos o más clases. Esta actividad se
realiza generalmente en una forma Supervisada.

Regresión. También es un problema de aprendizaje Supervisado, pero los datos de
salida son continuos en lugar de discretos. Por ejemplo, predecir los precios de mercado
usando datos históricos.
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Figura B.5: Ejemplo de Clasificación y Regresión para dos conjuntos diferentes de datos
(Imagen tomada de [GeeksforGeeks, 2021]).

Clustering. En éste, un conjunto de datos de entrada se divide en grupos. A diferen-
cia de la Clasificación, en éste los grupos no son conocidos o determinados a priori,
haciéndolo un proceso no – Supervisado.

Figura B.6: Clustering. El conjunto de puntos de datos se ha dividido en grupos identificables
a través de los colores rojo, verde y azul (Imagen tomada de [GeeksforGeeks, 2021]).

Estimación de la densidad.

Reducción de dimensionalidad.

Dentro de la base de todos estos problemas o tareas de Machine Learning, se tiene
un número de algoritmos encargados de cumplir estas asignaciones. Diversos algoritmos
comúnmente utilizados son los de Regresión Lineal, Regresión Loǵıstica, Árbol de decisiones,
SVM (Support vector machines), Bayes ingenuo (Naive Bayes), KNN (K nearest neighbors),
K-means, Random Forest, entre otros.
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B.2.2. Terminoloǵıa de Machine Learning.

A continuación, definiciones importantes de la jerga de Machine Learning de acuerdo a
[GeeksforGeeks, 2021].

1. Modelo. Un modelo es una representación espećıfica aprendida de los datos al aplicar
alguno de los algoritmos de Machine Learning. También conocido como hipótesis.

2. Feature. Es una propiedad individual medible de los datos. Un conjunto de features
numéricos pueden describirse convenientemente a través de un vector (feature vector). Los
feature vectors alimentan como datos de entrada al modelo. Por ejemplo, para predecir una
fruta, pueden haber features como el color, olor, sabor, etc.

3. Objetivo, Etiqueta(Target (Label)). Una variable objetivo o etiqueta es el valor
a ser predicho por el modelo. Para el ejemplo de la fruta, la etiqueta con cada conjunto de
datos de entrada seŕıan nombres de fruta como manzana, naranja, plátano, etc.

4. Entrenamiento (Training). La idea es proporcionar un conjunto de datos de
entrada (features) y sus valores esperados o valores de salida (labels), para que después de la
etapa de entrenamiento (Training), se tenga un modelo (hipótesis) que mapeará o convertirá
nuevos datos de entrada en alguna de las categoŕıas implementadas en el entrenamiento.

5. Predicción. Una vez que el modelo está listo, se le puede proporcionar nuevos datos
de entrada a los que se les proporcionarán etiquetas o valores de salida.

B.3. Cópulas

B.3.1. Introducción

La forma moderna de analizar dependencias es por v́ıa cópulas [Joe, 1997]. El enfoque
de cópulas no supone a priori un predeterminado tipo de dependencia, a partir de los datos
se intenta establecer el mejor modelo que representa la dependencia existente entre ellos.
El método consiste básicamente en establecer un modelo de dependencia entre una variable
primaria y una secundaria. Tiene la ventaja de no requerir dependencia lineal o un tipo
espećıfico de distribución ([Dı́az-Viera et al., 2016]).

En teoŕıa de probabilidad y estad́ıstica, una Cópula es una función de distribución acu-
mulada multivariada para la cual la distribución de probabilidad marginal de cada variable
es uniforme en el intervalo [0, 1]. Las Cópulas se usan para describir la dependencia entre
variables aleatorias. Su nombre proviene del lat́ın para “unir”, “enlazar”.

Las Cópulas son populares en aplicaciones estad́ısticas ya que permiten modelar de forma
fácil y estimar la distribución de vectores aleatorios estimando las marginales y la Copula
de forma separada.

En particular, en este trabajo se siguió un enfoque no paramétrico para modelar la de-
pendencia mediante el uso de cópulas de Bernstein. Sin embargo, otros enfoques, paramétrico
([Dı́az-Viera and Casar-González, 2005]) y semi – paramétrico ([Erdely and Diaz-Viera, 2009])
también son posibles. Las cópulas de Bernstein introducidas por [Sancetta and Satchell, 2004]
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no son más que una aproximación de la cópula muestral mediante polinomios de Bernstein
([Dı́az-Viera et al., 2016]).

Detalles adicionales acerca de la formulación matemática del método de Cópulas y su
implementación computacional se pueden encontrar en ([Hernandez-Maldonado, 2014]).

B.3.2. Modelación de la dependencia basada en cópulas

Tal como se describe este apartado en [Dı́az-Viera et al., 2016], [Sklar, 1959] demostró
un teorema que afirma que existe una relación funcional entre la función de distribución de
probabilidad conjunta de un vector aleatorio y sus funciones de distribución marginales univa-
riadas. En el caso de dos variables, si (X, Y ) es un vector aleatorio con distribución de proba-
bilidad conjunta FXY (x, y) = P (X ≤ x, Y ≤ y), entonces las funciones de distribución mar-
ginales de X y Y son FX (x) = P (X ≤ x) = FXY (x,∞) y FY (y) = P (Y ≤ y) = FXY (∞, y),
respectivamente, pero en la marginalización de FXY alguna información se pierde ya que con
el único conocimiento de las distribuciones marginales FX y FY en general no es posible es-
pecificar FXY porque las marginales solamente explican el comportamiento individual de
probabilidad de las variables aleatorias que representan. El teorema de Sklar demuestra que
existe una función CXY : [0, 1]2 → [0, 1] tal que:

FXY (x, y) = CXY (FX (x) , FY (y)) (B.26)

donde CXY es llamada función cópula asociada a (X, Y ) y contiene información acerca
de la relación de dependencia entre X y Y , independientemente de su comportamiento
probabiĺıstico marginal. Para conocer las diversas propiedades de las funciones cópula, ver
[Nelsen, 2006].

Las funciones cópula son una herramienta útil para construir modelos de probabilidad
conjunta de una manera más flexible ya que podemos elegir por separado los modelos uni-
variantes para las variables aleatorias de interés y la función cópula que representa mejor la
dependencia entre ellos. Por ejemplo, en el caso de un modelo normal multivariante, todas
las distribuciones marginales tienen que ser distribuidas normalmente. De hecho, el modelo
normal multivariante es un caso particular cuando la cópula subyacente es Gaussiana y todos
las marginales univariadas se distribuyen normalmente.

Para mayores detalles adicionales acerca de este proceso y descripción de algoritmos,
consultar [Dı́az-Viera et al., 2016] y [Erdely and Diaz-Viera, 2009].
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