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RESUMEN

En la actualidad, el mundo depende en gran medida del uso de hidrocarburos, lo
que hace que su exploracion y produccidn sigan siendo muy importantes tanto para
la industria como para la vida cotidiana de la sociedad. Noruega es uno de los paises
que lleva mas de 70 afios dedicandose a la exploracion de este recurso y continuara
haciéndolo durante muchos afos mas. Esto se debe a que los eventos geologicos
que ocurrieron a lo largo de millones de afios durante la formacion de su plataforma
continental fueron favorables para permitir la existencia de este importante recurso,
por lo que su estudio ha cobrado mucho impacto en el crecimiento del pais. Para
determinar si un yacimiento tiene el potencial de producir hidrocarburos a escalas
rentables, es necesario conocer las caracteristicas petrofisicas de la roca que
conforma el yacimiento, como su porosidad, permeabilidad o la existencia de fluidos.
En la presente tesis, se realizé una evaluacién petrofisica de la formacion Hugin
(ubicada en el Jurasico Medio) y las formaciones limitrofes a esta, con base al
analisis de registros geofisicos de cuatro pozos exploratorios dispuestos en el
campo Volve, ubicados en el Mar del Norte. La evaluacién petrofisica consiste en la
creacion y correlaciéon de modelos (volumen de arcilla, porosidad total/efectiva,
saturacién de agua y permeabilidad), con ayuda de software especializado en
visualizacion de informacion de pozos y en llevar a cabo flujos de trabajo petrofisico,
para que sirvan como base para lograr inferir la litologia, fluidos y las zonas con

mayor probabilidad de acumulacion de hidrocarburos en el yacimiento.

Por lo general, la litologia dentro de un yacimiento es compleja y heterogénea, por
lo que obtener valores confiables de porosidad y permeabilidad es complicado
cuando solo se tiene informacién de registros. En este caso, los modelos fueron
comparados con los valores de porosidad y permeabilidad obtenidos de nucleos,
dandole mas confiabilidad a los resultados. Los cuatro pozos mostraron presencia
de hidrocarburos, aunque su cantidad varia para cada uno. Es importante senalar
que los pozos del campo Volve ya han sido cerrados debido a que finalizaron su

proceso de produccion.




OBJETIVOS

Objetivo principal.

e Realizar la evaluacion petrofisica de los pozos 15/9-19 A, 15/9-F-SR,
15/9-F-4 y 15/9-F-11 B por medio de analisis de registros geofisicos de

pozos para identificar zonas de paga.
Objetivos secundarios.

e Cuantificar las propiedades petrofisicas mediante la elaboracién de modelos
de volumen de arcilla, porosidad, saturacion de agua y permeabilidad para
analizar el potencial del yacimiento.

e Obtener los espesores netos de roca impregnada de hidrocarburo con base
a los modelos obtenidos para identificar las zonas con mayor interés de
exploracion.

e Calibrar los resultados del modelo probabilistico con ayuda de muestras de

nucleo por pozo para comprobar la eficiencia de los modelos obtenidos.




CAPITULO |. CARACTERISTICAS DE LA ZONA DE ESTUDIO.
1.1. Antecedentes y ubicacidon de la zona de estudio.

La era del petr6leo en Noruega comenzo en 1969 con el descubrimiento del campo
Ekofisk, uno de los campos mas grandes descubiertos ubicado en el Mar del Norte,
el cual comenzé su produccion 1971; a esto, se sumaron descubrimientos
importantes tales como Statfjord, Oseberg, Gullfaks y Trolls que impulsaron a la
industria petrolera en Noruega, como se puede observar en la figura 1, que muestra
una linea del tiempo de estos descubrimientos. (Norwegian Petroluem Directorate,

Ministry of Petroluem and Energy , 2023).

Ekofisk Statfjord Gullfaks Oseberg Troll Asgard Snohvit Johan Sverdrup

L S\ ! /‘E ‘

(1969) (1974) (1978) (1979) (1983) (1981) (1984) (2010)
1971 1979 1986 1988 1996 1999 2007

Figura 1. Linea del tiempo de algunos campos importantes, con fecha de descubrimiento e inicio de produccion. (Norwegian
Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy, 2023)

La exploracién se dio por partes, es decir, que la plataforma continental Noruega se
dividia en “cuadrantes” a lo largo del Mar del Norte, el Mar de Noruega y del Mar de
Barents (figura 2), ya que cubre un area mayor a dos millones de kildometros
cuadrados (2,039,951 km?), por lo que cada “cuadrante” individual corresponde
aproximadamente a un grado de longitud y latitud, que a su vez se dividen en 12
“‘bloques” mas pequenos aun. Los cuadrantes del Mar del Norte se nombraron con
base a una numeracion que va del 1 al 36, mientras que los del Mar de Noruega y

el Mar de Barents se nombran segun el grado de longitud y latitud.




Figura 2. Distribucion por "bloques" en Mar del Norte. El recuadro rojo corresponde al
cuadrante 15, y el recuadro negro corresponde al bloque 9, donde se ubica el campo de
interés. (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023)

El Mar del Norte cuenta con 70 campos en produccion, mientras que el Mar de

Noruega cuenta con 21 campos y el Mar de Barents cuenta con 2 campos en

produccion hasta ahora. En la tabla 1y la figura 3 se muestran los recursos totales

y la produccion anual del Mar del Norte, asi como su produccion anual desde el

inicio de su produccion hasta la fecha. Se puede observar que el aceite y el gas es

lo que mas se produce en los campos, aunque el gas parece incrementar con los

anos, mientras que el aceite decae poco a poco.

Las unidades utilizadas son metros cubicos estandar de aceite equivalentes o Sm?3

o.e. Donde: 1 Sm?3 o.e. = 6.29 barriles aproximadamente. (Norwegian Petroluem

Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023)

Tabla 1. Recursos totales de Mar del Norte (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023)

Resource class Oil
Produced 4053
Reserves 840
Contingent resources in fields 137
Contingent resources in discoveries 86
Undiscovered resources 365
Total 5481

Condensate

70

o]

o]

o]

45

115

NGL

177

45

8

3

Gas

2167

974

96

94

225

3556

Sum
o.e.

6628

1900

248

186

635

9597

Change sum o.e. from
2021

172
-9
-106

-113
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Figura 3. Produccién anual del Mar del Norte (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and
Energy, 2023)

1.2. Historial de produccién del campo Volve

Los pozos utilizados en este proyecto se encuentran dentro del campo Volve, el cual,
se ubica en la zona central del Mar del Norte, para ser preciso, en el bloque 9 del
cuadrante 15. Fue descubierto en 1993, pero su Plan de Desarrollo y Operacion
(PDO) fue aprobado en 2005, lo que permitié iniciar la produccion comercial hasta
2008. Volve presenta una profundidad del regularmente uniforme, que varia entre
los 80 y 90 m. (figura 4) y produjo petréleo a partir de arenisca del Jurasico Medio

en la Formacion Hugin una profundidad de 2.700 a 3.100 metros.

Figura 4. Plataforma petrolera sobre el Campo Volve ( (Norwegian
Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023))




El campo se produjo con inyeccion de agua para soporte de presion y produjo en

total 11.4 millones de Sm? o.e. (tabla 2) de hidrocarburos.

Tabla 2. Reservas totales de Volve ( (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023))

oil Gas NGL Condensate Sum
Recoverable reserves originally 10.2 0.8 0.3 0.1 1.4

Remaining reserves 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0

En la figura 5 se observa que los primeros 3 afios fue donde mayor produccion hubo,
destacado el afo 2009; contrario al 2016 que fue el afio con menor produccion,
siendo también el ultimo afio de operacion, el campo se cerrd y las instalaciones se
retiraron en 2018. (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and
Energy , 2023)

=]
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Figura 5. Produccion anual del Campo Volve (Norwegian Petroluem Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023)

1.3. Ubicacion de los pozos analizados.

Los pozos se localizan precisamente a 240 km al este de las costas de Egersund,
encontrandose dentro del Mar del Norte, dentro del cuadrante 15 y bloque 9 de
campo Volve, es por esa razon que los nombres de cada pozo comienzan por los

nuameros “15/9...”. La tabla 3 muestra la informacién basica de cada pozo,
incluyendo el campo al que pertenecen, era y formaciéon geoldgica analizada,
coordenadas y profundidad, también se muestran dos valores de profundidad, que
consisten en: Measured Depth (MD) o profundidad medida, y True Vertical Depth

(TVD) o profundidad vertical real. La diferencia es que MD representa la longitud del




pozo, mientras que TVD representa la profundidad vertical real del pozo sin

considerar la direccidon o desviacion de este.

Tabla 3. Pozos considerados para la evaluacion petrofisica (elaboracion propia con datos de (Norwegian Petroluem
Directorate, Ministry of Petroluem and Energy , 2023)).

15/9-19 A 15/9-19 SR 15/9-F-4 15/9-F-11 B
Campo Volve Volve Volve Volve
Era geoldgica Jurasico Medio  Jurasico Medio Jurasico Medio Jurasico Medio
Formacion de Hugin FM Hugin Fm Hugin FM Hugin FM
interés
MD 4131 m 4641 m 3510 m 4770 m
TVD 3319 m 3132 m 3139 m 3257 m
Grados NS 58°26'9.25"N  58°26'9.25"N 58° 26'29.72" N 58°24'2.53" N
Grados EW 1°55'47.05"E  1°55'47.05" E 1°53'14.92" E 1°53'41.79" E
UTM NS 6477887.72 6477887.72 6478560.84 6474001.57
UTM EW 437506.71 437506.71 435049.84 435410.76

La ubicacién de estos pozos se muestra en la figura 6, donde se puede observar

que los pozos son off shore, es de decir, se encuentran en el mar

’15 9-F-1448

500 m

Google Earth

Leyenda
(© Campo Volve
Q Pozo1s5i9F-118 § Pozo 1519.19.5R Q Pozo 1594 Q Pozo1519-19-A
Profundidad total: 4770 m Profundidad total: 4641 m Profundidad: 3510 m Profundidad: 4131 m 9 Pozos
Coordenadas: Lon: 01°53'14,87" Coordenadas: Lon: 01°55'46,25" Coordenadas: Lon: 01°5314.92" Coordenadas: Lon: 01°5547.05~ O
: 58°26'29,96" : 5826'13,77" Lat: 58°26'29.72" Eiers

Figura 6. Mapa de localizacion de los pozos 15/9-F-4, 15/9-F-11 B, 15/9-19 Ay
15/9-19 SR (Elaboracion propia en Google Earth)




1.4. Unidades litoestratigraficas

La formacion de interés es Hugin Fm, sin embargo, para la evaluacion se tomaron
en cuenta las formaciones limitrofes a esta para tener un mejor panorama de
exploracion, ya que permite conocer la existencia de posibles acumulaciones de
hidrocarburo que no se encuentren precisamente en Hugin Fm. Estas formaciones
son: Heather Fm, Sleipner Fm y Skagerrak Fm. La tabla 4 muestra las formaciones

o unidades litoestratigraficas que atraviesa cada pozo.

Tabla 4. Formaciones que atraviesa cada pozo.

Pozo Top o cima Formacion
15/9-19 A 3706 m Heather Fm
3797 m Hugin Fm
3919 m Sleipner Fm
15/9-19 SR 4309 m Heather Fm
4316 m Hugin Fm
4340 m Skagerrak Fm
15/9-F-4 3190 m Heather Fm
3250 m Hugin Fm
3430 m Sleipner Fm
15/9-F-11 B 3353 m Heather Fm
3467 m Hugin Fm
4732 m Sleipner Fm

Para la descripcion geolégica de cada formacioén su utilizé como fuente principal a
(Vollset & Doré, 1984), ya que describe las caracteristicas principales de cada

formacion.

1.4.1. Heather Fm
De acuerdo con Vollset & Doré (1984), la Formacion Heather (Heather Fm)

pertenece al Grupo Viking (Viking Gp.) y se form6 entre el Bathoniense y el

Kimmeridgiense (~163 Ma), y esta conformada principalmente por arcillas limosas




que fueron depositadas en un ambiente marino abierto durante una transgresién

marina, es decir, cuando el mar aumenta de nivel en la costa.

La litologia de Heather Fm cuenta también con intercalaciones delgadas de caliza
que acompafan ocasionalmente a las arcillas. Esta formacion se divide en dos

partes principales:

1. Parte inferior: Arcilla limosa compacta, gris clara a oscura, frecuentemente

micacea y calcarea.

2. Parte superior: Dividida por una discordancia identificada mediante analisis

bioestratigraficos, aunque sin variacion litologica evidente.
Los limites estratigraficos son:
« Inferior: Contacto abrupto con las arenas del Grupo Brent.

e Superior: Cambio a la Formacién Draupne, caracterizada por alta respuesta

de rayos gamma y baja velocidad sismica (Vollset & Doré, 1984).

1.4.2. Hugin Fm
En este caso, la Formacion Hugin (Hugin Fm) se deposité durante el Bathoniense

temprano y el Oxfordiano temprano (~168 Ma), gracias a un sistema de areniscas
marinas con influencia de ambientes fluvio-deltaicos, es decir, cuando un rio
desemboca en el mar. Esta formacion pertenece al Grupo Vestland (Vestland Gp).
(Vollset & Dore, 1984)

La Hugin Fm esta compuesta por:
« Areniscas de grano fino a medio, con coloracion marrén clara a amarilla.

« Estratos ocasionales de grano grueso, con clasificacion moderada y granos

subangulares a subredondeados.

« Intercalaciones frecuentes de lutitas y limolitas, junto con material carbonoso

abundante (fragmentos de carbdn y laminas delgadas).

« A menudo hay bioturbacion y algunos intervalos presentan estratificaciones

cruzadas.




Limites estratigraficos:

Limite inferior: Consiste en una transicion gradual desde las facies de la

Formacion Sleipner.

Limite superior: Es un contacto repentino con las lutitas del Viking Gp
marcado por discontinuidades, las cuales, llegan a ser visibles en algunos

registros sonicos y de rayos gamma.

1.4.3. Sleipner Fm
La Formacion Sleipner (Sleipner Fm) se depositdé durante el Jurasico Medio

(Bajoniense al Calloviense, ~170 Ma) gracias a una secuencia fluviodeltaica

continental como el caso de Hugin Fm. (Vollset & Doré, 1984).

La formacién presenta una litologia mixta que comprende:

Areniscas con coloracion marrén claro a medio y textura de grano fino a
medio, las cuales presentan una clasificacibn moderada a pobre, con granos

subangulares a subredondeados.

Arcillas limosas de color gris medio a oscuro con composicion micacea y
ligeramente fisible, es decir, que tiene facilidad para dividirse siguiendo

planos de fractura.

Asi también se encuentran algunos componentes organicos como carbon y
laminas de arcilla limosa, asi como fragmentos carbonosos, hojas fosiles y

trazas de raices

Limites estratigraficos:

Limite inferior: Existe una discordancia sobre las rocas mas antiguas del
Jurasico Inferior y las areniscas presentan velocidades mas bajas que las
formaciones subyacentes.

Limite superior: Consiste en una transicion hacia las lutitas del Viking Gp o
también hacia las arenas de Hugin Fm, que puede ser visible en algunos

registros sonicos y de rayos gamma.
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1.4.4. Skagerrak Fm
La Formacion Skagerrak (Skagerrak Fm) se depositd durante el Triasico Medio a

Tardio; forma parte del Grupo Hegre (Hegre Gp) y representa un sistema
sedimentario complejo en una cuenca formada por abanicos aluviales coalescentes
y progradante, es decir, que se unian y crecian en direccion al mar. (Vollset & Doré,
1984) mencionan que la arcilla con tonos oscuros, los carbonatos y la anhidrita se
depositaron en un ambiente lacustre, ya que se presentan animales poco

conservados en una extension corta de terreno.
La litologia de Skagerrak tiene las siguientes caracteristicas:

e Se encuentran conglomerados, areniscas y lutitas intercaladas con tonos
rojos y marrones principalmente, aunque también hay camas intercaladas de
tonos grises.

e También se encuentran rocas como anhidrita, caliza y dolomia, aunque de

una manera menos frecuente.

La figura 7 muestra la distribucién de las principales formaciones geoldgicas mas
recientes, es decir, las mas jévenes en la plataforma continental. El campo Volve se
ubica al sur de Viking y al oeste de Ling Graben, junto a Sleipner (circulo rojo),

dentro del cuadrante 15 como se menciond anteriormente.
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Figura 7. Costa afuera de Noruega, nomenclatura estructural. (Vollset & Doré, 1984)

Con base a la figura 8 y 9, se observa que las formaciones de interés se ubican
dentro del Jurasico medio a superior, Heather Fm, Hugin Fm y Sleipner Fm, mientras
que Skagerrak Fm se formé aun en el Triasico. Estas formaciones presentan formas

irregulares, es por eso que sus espesores y ordenamiento varia en cada uno de los

registros.
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Figura 9. Ubicacion de Skagerrak Fm. (Vollset & Doré, 1984)

La carta litoestratigrafica de Noruega (figura 10) muestra también que las
formaciones de interés pertenecen al Jurasico, y que se tienen presencia de arenas

y arcillas, principalmente en Heather FM y Hugin Fm.
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1.5. Sistema Petrolero del yacimiento

1.5.1. Roca madre o generadora.
Segun Statoil (1993), se realizaron analisis geoquimicos de las muestras de

hidrocarburo, lo que resulté en al menos tres formaciones generadoras distintas en
los procesos de generacion de hidrocarburos en esta zona, las cuales, fueron

presentadas en 4 tipos principales:

Tipo 1. Roca generadora de tipo carbén o arcilla con materia organica terrestre

(Formaciones Sleipner y Hugin):

a) Fuente de gas en Hugin Fm, dentro de la estructura de Sleipner Vest (Oeste).

b) Fuente de gas y condensado en Heimdal Fm, ubicada en las estructuras
Sleipner Ost (Este) y Loke

c) Fuente de condensado en el yacimiento de la estructura de Loke, en el
Jurasico - Triasico

d) Fuente de gas en Hugin Fm, dentro de las estructuras Sleipner Jst y Loke.
Tipo 2. Roca generadora de tipo arcilla (Draupne Fm.)

a) Fuente de aceite en la estructura de Sleipner (pozo 15/9-1)

b) Fuente de condensado/aceite en Hugin Fm, en la estructura Sleipner QJst.

Tipo 3. Roca generadora de tipo mixto (mezcla terrestre/marina de fuentes de tipo
1y2)

a) Fuente de condensado en Hugin Fm, en la estructura Sleipner Vest

Tipo 4. Roca generadora marina no clastica (¢;,carbonatos? / ;facies desconocidas

de Draupne?)
a) Fuente de aceite en la estructura Volve.

Sin embargo, la roca generadora de tipo 4 es poco comun que se presente en esas
zonas del Mar del Norte, ademas, el gas que llega a presentarse en Volve no se
puede tipificar debido a su composicion isotdpica inusual. Esta informacion se puede

resumir en algunos puntos importantes, tomando en cuenta las estructuras donde
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Hugin Fm se encuentra y el tipo de hidrocarburo presente en cada una, se puede

realizar la tabla 5.

Tabla 5. Tipo de hidrocarburo por estructura en Hugin Fm.

Estructura Formacion Aceite Gas Condensado
Volve Hugin Tipo 4 S/C -
Loke Hugin - Tipo 1 Tipo 1
Sleipner Jst Hugin Tipo 2 Tipo 1 Tipo 2
Sleipner Vest Hugin - Tipo 1 Tipo 3

Volve resalta ya que contiene aceite proveniente de una roca generadora inusual
en el Mar del Norte (tipo 4), y el gas presente muestra una composicion que no se
puede clasificar, contrario a las demas estructuras que contienen hidrocarburos de

las fuentes mas comunes.

1.5.2. Roca almacén
La Formacion Hugin es de importancia, ya que juega el papel de roca almacén

dentro del yacimiento, formada con areniscas marinas con gran variedad de tamafo
de grano, permitiendo la acumulacién de hidrocarburo dentro de ella. Sus
caracteristicas se veran mas a detalle por medio de la evaluacién petrofisica en

cada pozo.

1.5.3. Roca sello y Trampas
Segun Statoil (1993) en las zonas alrededor de Volve — Loke, existen numerosas

fallas geoldgicas que varian entre 200 y 500 metros de longitud, aunque algunas
superan el kildbmetro de longitud, lo que podria sugerir que exista entre ellas
sistemas de fallas aun mas extensos, que no son detectables con la resolucion de

datos sismicos disponibles.

El area de Sleipner se divide en dos subareas estructurales principales: la Sleipner
Terrace (Plataforma Sleipner) y el Gamma High (figura 12), separadas por una zona
de falla mayor con un desplazamiento vertical aproximado de 1 km. La zona de
Sleipner Terrace se ubica al oeste de la falla principal y al este de Viking Graben
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(Fosa Viking), siendo parte del bloque hundido donde se encuentra también el
campo Sleipner Vest. Por otra parte, Gamma High, se localiza al este de la falla,
formando parte del bloque elevado, perteneciendo a la extensién media de Utsira
High, en la que se ubican los campos Sleipner Jst, Loke y Volve. La parte sur de la
falla principal presenta una direccion predominante N-S, con una ligera desviacion

hacia NW-SE, mientras que en la parte norte tiene un cambio abrupto de NE-SW.

La estructura de Volve se localiza al este de la falla principal, como se aprecia en la
figura 11 (marca verde) y esta delimitada por numerosas fallas y lineamientos
estructurales que siguen distintas direcciones, aunque las tres direcciones
predominantes en el area de Sleipner: NE-SO, NO-SE y N-S, las cuales, al estar
cruzandose entre si, son suficientes para cortar el yacimiento a través de las fallas.
(Statoil, 1993).
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Figura 11. Principales fallas en el drea Sleipner y Volve. Editada. (Statoil, 1993)
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Por otra parte, debido a que Heather Fm esta hecha principalmente por arcillas
limosas, es decir, con granos de tamano fino a muy fino, tiene las condiciones para

funcionar como roca sello.

1.5.4. Migracién
Statoil (1993) también menciona que la migracion de hidrocarburo proviene de dos

areas de origen, identificadas como | y Il, las cuales, permiten que los fluidos
atraviesen la falla principal hacia el area de Sleipner Jst - Loke — Volve, como se
puede observar en la figura 12, donde se muestra las fuentes de hidrocarburos y
sus posibles rutas de migracion principales. También se puede observar la ruta de
migracion del aceite tipo 4 que proviene del area de origen Il y atraviesa la falla

principal hacia el campo Volve (pozo 15/9-19S).

LEGEND
GAS  CONDENSATE oI LINEAMENT
= = = i

Type 1 Type 1 Type 2 [] Gas &
- Condensate
Type 2 Type 4 B o

: Type 1: Sleipner/Hugin coal/shale source rock
Type 2: Draupne shale source rock
* Type 4: Unknown source rock

Source area

KILOMETER
o 1 2 3 4 5

Figura 12. Rutas de migracion identificadas. (Statoil, 1993)




En general, el limite al nivel del Cretacico base a través de esta falla principal esta
en el rango de 200 a 300 metros, aunque al noroeste de Volve, donde el rumbo de
la falla principal gira de N-S a NE-SW, existe una pendiente mas suave entre
Sleipner Terrace y Gamma High, por lo que la falla principal también tiene un alcance
menor de hasta 70 metros en el nivel del Cretacico base. Esta area es una de las
mas probables para la migracion desde Sleipner Terrace al area de Gamma High ya
que en la base de esta zona de talud, se encuentra la cuenca del area fuente Il y en
la parte superior de la pendiente se encuentran Volve y la zona de Loke. (Statoil,
1993).
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CAPITULO Il. MARCO TEORICO

Para realizar una evaluacion petrofisica es necesario tener algunos conceptos clave
en cuenta, términos como: porosidad, permeabilidad, volumen de arcillas,
saturacién; asi como tener conocimiento en registros geofisicos, ya que es
fundamental para desarrollar el tema. En este capitulo se busca explicar estos
temas para tener un mejor panorama del proyecto y busca darles sustento tedrico

a los métodos utilizados en esta investigacion.

2.1. Petrofisica
2.1.1. Volumen de arcilla (Vsh)

De acuerdo con Lara (2019), el volumen de arcilla es un parametro importante que
representa el porcentaje de arcilla presente en una formacion geoldgica. Este dato

es interés para:

¢ |dentificar intervalos arcillosos.
e Poder corregir su influencia en los valores de las propiedades petrofisicas,
como permeabilidad y porosidad que suelen verse afectadas por la presencia

de arcillas.

El volumen de arcilla (VSH) se puede obtener con ayuda del registro geofisico de
Rayos Gamma o Gamma Ray, el cual, es necesario para calcular el indice de Rayos
Gamma (IGR), ya que este dato es utilizado en todos los métodos para obtener el
volumen de arcillas, y se basa principalmente en los datos del registro GR en una
zona limpia (libre de arcillas) y los valores detectados en una zona sucia (con mayor
cantidad de arcillas) y se realiza la operacién descrita en la ecuacién 1. El método
lineal es el mas sencillo para calcular el volumen de arcillas, ya que el valor de IGR
sera siempre igual al VSH, llevando a cabo una relacion lineal. Por otro lado, los
demas métodos tienen consideraciones que toman en cuenta para obtener el VSH,
tales como el método de Clavier, Larionov (1969) para rocas del Terciario, Larionov

(1969) para rocas mas antiguas, Stieber (Mioceno-Plioceno), Variacion de Stieber |
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y Variacion de Stieber Il, los cuales hacen uso del IGR y algunos valores constantes
para posteriormente obtener el volumen de arcilla. De acuerdo con la bibliografia

consultada, las ecuaciones correspondientes para cada método son:

> Indice Gamma Ray

GR — GR i
IGR = matriz (Ec. 1)
GRshale - GRmatriz
» Meétodo lineal
IGR =VSH (Ec. 1.1)
» Clavier
VSH = 1.7 — /3.38 — (IGR + 0.7)2 (Ec. 1.2)
» Larionov para rocas del Terciario
VSH = 0.083 * (2G7*IGR) — 1) (Ec. 1.3)
» Larionov para rocas mas antiguas
VSH = 0.33 x (22*IGR) — 1 (Ec. 1.4)
» Variacion de Stieber |
VSH = IGR Ec. 1
= > ICR (Ec. 1.5)
» Stieber (Mioceno-Plioceno)
VSH = IGR
=3 "3%1CR (Ec. 1.6)
» Variacién Stieber |l
VSH = IGR
= T"3+ICR (Ec. 1.7)
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Donde;

VSH = Volumen de arcilla

IGR = indice Gamma Ray

GRy,g = Lectura del registro

GRpq1e =Lectura del registro en una zona sucia con 100% arcillas

GRqtriz =Lectura del registro en una zona limpia con 100% matriz

2.1.2. Porosidad
De acuerdo con Schon (2015), la porosidad es una propiedad volumétrica que

cuantifica la capacidad de almacenamiento de fluidos en medios porosos y se

expresa en fraccion de volumen o porcentaje. Conceptualmente:

“La porosidad representa la fraccion del volumen total de roca ocupada por
espacios vacios (poros, fracturas, grietas), equivalente al volumen de
componentes no solidos (agua, hidrocarburos, gas) en una muestra o

formacion”.

Es decir, es la suma del volumen total de poros o también podria ser la suma del
volumen de fluidos que se encuentren dentro de una muestra o formacion. Esta

relacion puede describirse matematicamente de la siguiente manera:

Vpor _ Vform - Vsol

= (Ec. 2)
Vform Vform

Donde V,,, es el volumen de los poros, V., €s el volumen de formacion o muestra,

Vso1 €S el volumen de los componentes solidos o “granos”, lo que se puede ver

representado en la figura 13.

Solid s

Pore p
Figura 13. Definicion de porosidad. (Schon, 2015)
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Sin embargo, esta definicidn describe a la “porosidad total”, pero si la formacion
tiene poros no conectados o separados, entonces estos poros nos contribuyen al
transporte de ningun fluido al no tener contacto entre ellos, y se dice que la
porosidad no es efectiva. La porosidad efectiva se refiere al volumen total de la roca
o formacioén que solamente tiene poros conectados que permitan el movimiento de
fluidos, descartando aquellos poros aislados y no comunicados. La figura 14

muestra una clasificacion de estos poros:

Poros “callejon
Porosidad efectiva
“ 1
Porosidad total Poros “cadena” oy =
Poro§1dad N0 =  Poros “cerrados”  mmmp
efectiva

Figura 14 Tipos de poros comunes. Editada (Selley, 1998)

Richard C. Selley (1998) menciona que los poros en “cadena” y en “callejon sin
salida” son los unicos que tienen aporte a la porosidad efectiva, ya que la conexion
entre poros permite el movimiento de fluidos, mientras que los poros “cerrados” solo
son espacios con fluidos sin poder conectarse a otros poros, grietas o fracturas, por

lo que no son considerados en el porcentaje de porosidad efectiva.

También se deben de considerar algunos factores litolégicos que afectan a la
porosidad efectiva, como el contenido de las arcillas presentes en la roca, el tamafo
de los granos, el empaque, cementacion y cualquier meteorizacion que pueda haber
afectado la roca. En la figura 15 se observan algunos factores que afectan

reduciendo la porosidad.

23




Sedimentos marinos de alta porosidad

Sedimentos no consolidades

Areniscas

POROSIDAD

DECRECIENTE Carbonatos (caliza-dolomia)
Anhidrita

Rocas igneas y otros tipos de rocas
inicialmente densas

Figura 15. Tendencia a la disminucidn de la porosidad relacionada con una serie de rocas. (Schon, 2015)

Tipos de porosidad
Djebbar Tiab (2004) clasifica la porosidad con base a dos principales caracteristicas,

la primera se basa en si los poros se originaron cuando formé la roca por primera
vez (porosidad primaria o matriz); y la segunda si se formaron después de la
creacion de la roca (porosidad secundaria o inducida), es decir, si fue afectada por
fracturas debido a esfuerzos tectonicos o de meteorizacion, asi como grietas
creadas por disolucion de agua en la roca y procesos quimicos como la
dolomitizacién (rocas carbonatadas. La figura 16 muestra algunos ejemplos de

porosidad.

Porosidad primaria
e Intercristalino: Son pequefios espacios entre los planos de ruptura de los

cristales, con poros de menos 0,002 mm de diametro.

e Intergranular o interparticula: Huecos con tamafo de hasta 0.5mm de
diametro.

e Vacios sedimentarios diversos: Espacios que se crearon por la acumulacion
de fragmentos de fosiles, por el empaque de oolitos, huecos vuggy o creados

por organismos Vivos.

Porosidad secundaria
e Porosidad por solucion: Estos espacios son creados por la disolucion de los

minerales de las rocas por el paso de soluciones tibias o calientes como el
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agua, asi como fracturas creadas por la intemperie y luego agrandados por

la solucion.

Dolomitizacion: Proceso por el cual la caliza se transforma en dolomita:
2CaC0; + Mg?*t - CaMg(C03), + Ca?* (Ec. 3)

Si el agua en los poros contiene cantidades importantes del cation magnesio,
el calcio de la roca puede intercambiarse por magnesio en la solucién y
debido a que el volumen idnico del magnesio es menor que el del calcio, la
dolomita resultante tendra una mayor porosidad.

Porosidad de fracturas: En este caso, las fallas estructurales y plegamientos
generadas por la tension de las actividades tectonicas brindan un aumento

en la porosidad al incrementar la cantidad de espacios vacios en las rocas.

" intergranuler
DIsolucion - .

Fractura,'
/

——

—
——
—

Figura 16. Algunos tipos de porosidad. (Djebbar Tiab, 2004)

La porosidad puede ser determinada por:

Mediciones directas (laboratorio) basado en la determinacion del volumen de
soélidos, expansion de gas y técnicas de desplazamiento

Mediciones indirectas (métodos de registros, métodos sismicos) basados en
la correlacion de entre la porosidad y propiedades como densidad, porosidad
de neutron y velocidad de ondas sismicas.



Porosidad por medio de registros

e Registro sénico

Segun W.M Telford et al. (1990), el registro sénico muestra el intervalo de tiempo
que tarda una onda sonica en atravesar la formacion y generalmente es expresado
en microsegundos por pie. Este dato es de ayuda para calcular la porosidad de la
formacion, ya que generalmente es obtenida con la ecuacién empirica de tiempo-

promedio de Willy, Gregory y Gardner de 1958:

B (At — At,,)

= —— " Ec. 4
(Aty— Aty) (Fe.4)

Donde
At= Tiempo de transito en registro

Atg= Tiempo de transito en el fluido

At,,= Tiempo de transito en la matriz predominante

El At consiste en el tiempo leido por la herramienta en el pozo, mientras que At
depende del fluido presente, ya sea agua, aceite o gas; y por ultimo At,,, consiste
en el tiempo de la onda en una zona donde solo se encuentre la matriz predominante,

(arenas, caliza, etc.), es decir, una zona limpia sin arcillas.
e Registro de densidad

Desde el punto de vista de Bjorlykke et al. (2010), los registros de densidad brindan
informacion importante para identificar diferentes litologias con relacién a sus
densidades y también, al conocer la densidad de la matriz predominante (p,,), la
densidad aparente de la roca (p,) y la densidad del fluido (pf) (aceite, gas o agua),
se puede obtener la porosidad con la siguiente expresion:

_ Pm — Pp
Pb — Py

1) (Ec. 5)
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Cabe mencionar que la densidad aparente leida por la herramienta también se ve
puede ver afectada por el fluido presente en los poros, por lo que los contactos
gas/aceite o gas/agua, pueden detectarse como un cambio en la densidad aparente

siempre y cuando ocurra en una zona donde la litologia no cambie en la formacion.

e Registro de neutron

Este registro se basa principalmente en leer la porosidad de la formacion, ya que,
de acuerdo con Bjorlykke et al. (2010), el registro de neutrén emite neutrones a alta
velocidad, los cuales, al tener un tamano similar al atomo de hidrogeno, son
“absorbidos” por la roca, y en particular, por los atomos de hidrogeno que conforman
el agua dentro la roca. Debido a que los fluidos solo pueden estar presentes en los
poros, estos datos indican un valor aproximado de porosidad de la roca. El
funcionamiento de ésta y demas herramienta se explican de mejor manera en el

siguiente capitulo.

2.1.3. Permeabilidad

Djebbar Tiab (2004) plantea que la permeabilidad es la capacidad de la roca de
permitir que los fluidos puedan moverse a través de poros interconectados y
ademas, esta estrechamente relacionada con la porosidad efectiva, por lo que
también se ve afectada por el tamafo, forma y distribucion del grano de la roca
(clasificacion. La permeabilidad tiene como unidad de medida el Darcy (D), aunque
la permeabilidad de los yacimientos generalmente es menor a 1 D, por lo que el
milidarcy (mD) es usado ampliamente en la industria de los hidrocarburos como
unidad de permeabilidad. La figura 17 muestra algunos valores tipicos de

permeabilidad de algunos materiales y rocas.
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Figura 17. Principales rangos y tendencias de permeabilidades de distintas rocas. (Schon, 2015)

De acuerdo con Djebbar Tiab (2004), los yacimientos de hidrocarburos pueden tener
permeabilidad primaria o de matriz, y permeabilidad secundaria (como es el caso
de la porosidad); la permeabilidad de la matriz se origind6 en el momento de la
deposicion y litificacion (endurecimiento) de las rocas, mientras que la
permeabilidad secundaria resultd de la alteracion de la matriz de la roca por
compactacion, cementacion, fractura y solucién. La figura 18 muestra un ejemplo

de como un cementante reduce la permeabilidad de la roca, reduciendo su tamano

poral.

[ e R
PSRRI

Figura 18. Efecto de material cementante de arcilla sobre la porosidad y permeabilidad. Con
arcilla (derecho) y sin arcilla (izquierdo). (Djebbar Tiab, 2004)

2.1.4. Saturacion de agua (Sw)

Segun Lara (2019), la saturacion total de una formacién consiste en el volumen total
de poros que se encuentran llenos con algun fluido, como agua, aceite o gas, y la

suma de estos fluidos representa un 100% de saturacion, como se observa en la




figura 19. Por otro lado, la saturacion de agua se refiere al volumen total de poros
que acumulan solamente agua dentro de ellos, es decir, sin tomar en cuenta la
existencia de otros fluidos. Debido a que existe una pequefia fraccion de agua que
no puede moverse, es decir, es agua irreducible, entonces el valor de la saturacién

de agua nunca es cero.

B
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Figura 19. Ejemplo de saturacion. La suma de la saturacion de fluidos es igual a la
porosidad total. (Lara, 2019)

Lara (2019) también plantea que la saturacién de agua se puede obtener con
distintos modelos, como el modelo de Doble Agua o Waxman Smith, los cuales se
basaron de la ecuacion de Gustavus E. Archie, mejor conocida como Ecuacién de
Archie.

2.1.4.1. Saturacion de agua por Archie
La ecuacion de Archie establecia la relacién entre la resistividad (ohm.m) de

formacion (R;), la resistividad del agua de formacion (R,,), porosidad total (@) y
saturacién de agua (S,,), ambas con unidad porcentual, de la siguiente manera:

= 325

R, (Ec. 6)

Al despejar la S,, en la ecuacion, se puede conocer su valor siempre y cuando se
conozcan los demas factores. Sin embargo, existian mas variables que debian ser
afiadidas, como: cementacion, tortuosidad y forma y tamafio de grano; lo que llevo

(Ec.6.1)
a una ecuacion generalizada de Archie para formaciones no arcillosas:




aRr,,
R, = oSt

donde:

a = Factor de tortuosidad, es el factor que toma en cuenta las variables que afectan

una (geometria de poros, cementacion, presencia de arcillas, empaquetamiento).
m = Factor de cementacion, representa la forma en que los granos se unen.
n = Exponente de saturacion.

De tal manera que, la ecuacién de Archie usada para calcular la saturaciéon de agua

es.

ar,, 1
O7R n (Ec.6.2)
t "\t

Sw = (

Para poder obtener la saturacion de agua es necesario tener el registro de
resistividad y calcular la curva de porosidad total, asi como conocer los valores para
a, m,nyR, , los cuales, comunmente tienen valores de: 1, 2, 2 y 0.03 ohm.m.
respectivamente. En este caso, y teniendo en cuenta lo que Statoil (1993) menciona
en sus reportes, en este campo se usaron los siguientes valores para los parametros

de la ecuacién de Archie usados en Hugin Fm son: a=1m=175n=1.7.

2.1.4.2. Modelo de Doble agua.
El modelo de saturacién de Archie solo consideraba al agua como unico medio

conductor dentro de la formacion, lo cual difiere un poco de la realidad, ya que en la
mayoria de los yacimientos presentan arcillas que tienen cargas superficiales
negativas y alteran la conductividad del medio al interactuar con el hidrogeno del
agua, que tiene carga positiva. (figura 20). Este fendbmeno no es considerado en el

modelo de Archie, lo que reduce su precision en formaciones arcillosas (Lara, 2019).
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Modelo de Doble Agua

I Moléculas de agua
1

Las molécuoas de agua
se unen con iones de
Sodio (Na+)

lones de
Sodio (Na+)

Capade agua
ligada

Figura 20. Esta imagen muestra como las moléculas de agua por su ligera carga positiva del
hidrogeno quedan ligadas en la superficie de carga negativa de las arcillas. (Lara, 2019)

Una formacion con presencia de arcillas tiene una porosidad efectiva baja, aunque
muestre una porosidad total alta, esto se debe que el volumen de agua ligada tiene

un valor importante en la porosidad total.

Sin embargo, el modelo Doble Agua divide la formacion en hidrocarburo, matriz,
arcilla seca, agua libre y agua ligada, por lo que se aprecia mas la diferencia entre
la porosidad total y efectiva (figura 21) y considera que la matriz, la arcilla seca y los

hidrocarburos no conducen la energia eléctrica.

Modelo de Doble Agua
- Unidad de Volumen -

- S, - +—Sg—>
+—— Syp——»

- Swr >
Swi=Sws*Sws ¥ Su*Sy=1

Figura 21. Se muestra la distincion que hace el Modelo de Doble Agua entre el Agua Libre (Swe) y el Agua
Ligada (Sws). También la diferencia entre porosidad total @ry porosidad efectiva @.. (Lara, 2019)

El modelo de Doble Agua parte de la ecuacion de Archie, solo que este modelo usa
una aproximacion del agua ligada y del agua libre, donde en lugar de usar Ry, en la

ecuacion, se utiliza un parametro llamado Resistencia de agua equivalente ( Ry ),

(Ec. 7)




el cual, esta basada en la Resistividad del agua libre (R ) Y la Resistividad de

agua ligada (R, ) de acuerdo con Lara (2019). Entonces, se tiene que:

aRy

oSy

Al despejar la saturacion total, se anade la resistividad humeda (R,), de manera que

la ecuacion utilizada es:

R
Swr = /R—o cona=1,m=n=2,
t

Donde R, consiste en el siguiente desarrollo.

RyrRyp
?2[Rws + Sws(Rwr — Rwp)]

R0:

Donde:

Ryr = R.0% En una zona limpia (sin arcillas) con presencia de agua.

Rws = R,®% En una zona con arcillas.
Mientras que VSH, R;, @ se obtienen a partir de los registros.

Considerando que Sy + Sy = Swr; entonces

Ro
Swr = Swr — Swp = R, VSH
t
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2.2. Registros geofisicos

Los registros geofisicos son obtenidos durante la perforacion de los pozos, los
cuales, consisten en registros continuos en funcion de la profundidad, que son
tomados por herramientas especiales mientras son introducidos en los pozos. Estos
registros son de gran importancia para evaluar las propiedades petrofisicas de las

rocas en un yacimiento. Rueda (2019).

Permiten medir diversas propiedades fisicas que se relacionan con las
caracteristicas geoldgicas y petrofisicas de la formacion. También se puede conocer
el fluido presente en los poros, como agua, aceite o gas, por lo que ayuda a tener

una caracterizacion de las rocas mas detallada.

Su principal uso es la identificacion y evaluacion de yacimientos de hidrocarburos,
el analisis geoldgico-econdmico de zonas exploratorias y la estimacién de reservas.
(Rueda, 2019)

2.2.1. Registro de calibracidn o caliper (CAL)

Segun Bjorlykke et al. (2010), los registros de calibracién o caliper miden el diametro
alo largo del pozo, ya que esta informacion es importante para conocer la geometria
del pozo y algunas caracteristicas de la formacion. La sonda del caliper (figura 22),
tiene unas patas o “pies” en su parte inferior, que son los que van tocando la pared
del pozo y midiendo mientras esta en operacion. Cuando se tienen los datos del
registro se pueden identificar ciertos fendmenos que brindan una idea sobre el tipo
de litologia dentro del pozo, por ejemplo; cuando el didmetro del pozo es mayor a la
barrena de perforacion, podria ser causado por desmoronamiento después de la
perforacidon en lutitas o arcillas pocas compactadas o fracturadas; sin embargo,
cuando el tamafno del diametro es menor a la barrena, puede ser causa de
formacion de “mud cake” o enjarre (revestimiento de lodo) en zonas porosas, como

areniscas.
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JIY-3D 3-Arm Caliper

liquid level
electrode

1.470m

Figura 22. Esquema bdsico de un Caliper (Co., s.f.)

La medicion del diametro del pozo también es importante para los analistas y
perforadores que lo ocupan para calcular el volumen de cemento necesario, asi

como para el control del estado técnico del pozo.

2.2.2. Registros resistivos.

Desde el punto de vista de Bjorlykke et al (2010), la resistividad eléctrica es la
capacidad que tienen los materiales de resistir u oponerse al paso de corriente
eléctrica inducida, la cual, depende de la cantidad de sal presente en los fluidos de
la formacion, ya que si los poros de una formacion contienen agua salada tendra
alta conductividad y por lo tanto la resistividad sera baja, pero si estan llenos de
algun material que se resista al paso de corriente, como aceite o gas, presentara
baja conductividad y por lo tanto la resistividad sera alta. Las rocas compactadas
que tienen porosidad baja, como las calizas, presentan altas resistividades ya que
se tiene menor cantidad de fluidos y se encuentran aislados, negando el paso de

corriente en ellas.
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Figura 23. Diagrama bdsico de cémo es medida la resistividad en la roca. (Selley, 1998)

El esquema de la figura 23 muestra como funciona de forma basica esta medicion,
donde la corriente eléctrica pasa de un lado a otro a través de un medio, en este
caso la formacion, y durante su paso la corriente se ve afectada por el contenido en

la formacion.

2.2.2.1. Tipos de Registros de Resistividad
De acuerdo con Selley (1998), existen tres métodos principales para medir la

resistividad de formaciones en pozos abiertos: registros normales, laterales y de
induccion. En los registros normales (o convencionales), se mide la diferencia del
potencial eléctrico y el flujo de corriente entre un par de electrodos ubicados en la
sonda (con una separacion que puede ser variable) y otro en la superficie y durante
el levantamiento de la sonda hacia la superficie, se registran las variaciones de

resistividad en la formacion.

En los registros laterales (/aterolog), la sonda genera una corriente enfocada
horizontalmente hacia la formacion, utilizando dos electrodos (ubicados arriba y
abajo del electrodo central emisor), los cuales dirigen la corriente y permiten que
una lamina de corriente penetre en la formacion, de esta forma, se miden los
potenciales del electrodo central y superior mientras la sonda sube a la superficie.
Al igual que en los registros convencionales, existen distintos tipos de laterologs
cuyas mediciones de resistividad a diversas profundidades se controlan ajustando

la geometria de los electrodos.

Por ultimo, el registro de induccién cuenta con dos bobinas, una transmisora y otra
receptora, las cuales, se colocan en ambos extremos de la sonda y se usan para
transmitir una corriente alterna de alta frecuencia, la cual, crea un campo magnético,
que una vez activo, genera corrientes en la formacion. Estas corrientes fluctian y

cambian acorde a la resistividad de la formacion, y esos valores son medidos con
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la bobina receptora. (Selley, 1998). En la figura 24 se muestra como funcionan estos

tres tipos de herramientas.

Generator

/Rcccivcr

4‘,ar

' : }Currcnt % ?

i erund loop

N\
X1
o e
S A b Transmitter
Spacing % i »
-—A- ———
B Current electrodes (A, B) @ Center electrodes
[ Potential-measuring (] Guard electrodes

electrodes (X, Z)

Figura 24. Diagrama de un registro de resistividad normal o convencional (A), lateral o laterolog (B) y de induccion (C).
(Selley, 1998)

El registro lateral (Laterolog) se usa comunmente en lodos conductivos (lodo salado),

mientras que el registro de induccion (Induction Log) se usa con lodos resistivos

(lodo fresco o base aceite).
Las curvas que se obtienen de los registros de induccién son:

» SFL = Spherical Induction Log. Para profundidades someras (0.5 — 1.5’). Mide
la resistividad de la zona lavada (Rxo).

» MIL/LIM = Medium Induction Log. Para distancias medias (1.5 — 3.0’).

» DIL/ILD = Deep Induction Log. Para profundidades de mas de 3.0’. Miden la
resistividad de la formacién (Rt).

Por otro lado, las curvas de los registros laterales son:

» MSFL = Microspheric Laterolog. Para las proximidades (1.0 y 6.0”). Lee la
resistividad de la zona lavada (Rxo).
» MLL/LLM = Micro Laterolog. Para las proximidades (1.0 y 6.0”).
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» SLL/LLS = Someric Laterolog. Para profundidades someras (0.5y 1.5’).
» DLL / LLD = Deep Laterolog. Para profundidades de mas de 3.0’. Miden

resistividad de la formacion (Rt).

Estos registros también son utiles para identificar contactos agua— petréleo, para
calcular la resistividad del agua de formacién (Rw) y la resistividad total de la
formacién (Rt). La presentacion del registro se lee de izquierda a derecha, suele
tener una escala logaritmica y la unidad de medida es el ohm-m, con un rango de

valores que va desde 0.2 hasta 2000 ohm-m. (Rueda, 2019)

2.2.3. Rayos Gamma (GR)

W. M. Telford et al. (1990), menciona que algunos nucleos atomicos emiten
radiacion de forma natural en la tierra, manifestandose en forma de rayos a (alfa),
B (beta) y y (gamma) y que son de ayuda para obtener informacion importante de
las rocas. Los rayos gamma poseen un rango de penetracion considerable, por ello,
son indispensables en los registros de radioactividad, ya que al medir tanto los rayos
y naturales, los inducidos de forma artificial y los neutrones, se puede realizar un
analisis mas detallado de la formacion. Los registros de radioactividad consideran

tres principales casos:

I. Deteccién de radiacion y natural de la formacion: Instrumentos que detectan
la radiacidn gamma procedente de la radioactividad natural.
Il.  Fuentes artificiales de rayos y: Equipos que utilizan rayos gamma de manera
artificial.
[ll.  Fuentes neutrdnicas: Sondas que usan generadores de neutrones para

inducir procesos nucleares.

En este caso, el registro de rayos gamma se basa en el caso |, detectar radiacion

gamma natural.
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La radiactividad natural proviene de la presencia de pequefias cantidades de U
(uranio), Th (torio) y K (potasio-40) y suelen presentar los siguientes niveles

caracteristicos:
e Bajo enrocas igneas basicas
« Intermedio rocas metamoérficas
« Alto en ciertas rocas sedimentarias, particularmente en lutitas
Un rayo gamma puede interactuar con la materia en tres distintos procesos:

o Efecto fotoeléctrico: Se transfiere toda la energia del rayo hacia el electron
de un atomo.

e Dispersion Campton: Pierde su energia después de varias colisiones con
electrones.

e Produccion de pares: El rayo gamma desaparece, creando un par electron —

positron

La probabilidad que ocurra cada uno de estos fendmenos, depende de la energia
del rayo gamma; en bajas energias (<0.2 MeV), el efecto fotoeléctrico es dominante,
mientras que en energias >1.02 MeV la produccion de pares es mas probable que
ocurra. Sin embargo, los tres fendmenos estan relacionados con la densidad de

electrones en el medio, es decir, el numero atdmico Z del material.

Las sondas de rayos gamma tienen en su estructura “contadores de centelleo”, los
cuales, son dispositivos de tamano compacto (~20 cm) que tienen como
particularidad que al ser atravesados por una particula (electrén, rayo gamma, etc.),
generan un destello de luz, que es proporcional a la energia de la radiaciéon. En un
principio, se usaba una pantalla de sulfuro de zinc (ZnS) que registraba los
centelleos producidos por el bombardeo de radiacién, sin embargo, ahora se usan
cristales de yoduro de sodio (Nal) tratados con talio (Tl), ya que la eficiencia para
detectar radiacion natural (< 3 MeV) es altamente efectiva, y cubre al 100% el rango
de energia que se necesitan en los tres procesos de interaccién. W. M. Telford et al.
(1990)
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De acuerdo con Rueda (2019) el registro de rayos gamma muestra el contenido de
arcilla presente en la formacion, ya que, cuando ocurre la meteorizacion, algunos
elementos radioactivos se desintegran en particulas de tamafno arcilla, lo que da
como consecuencia que las arcillas presentes en la formacién tengan mayor

emision de radioactividad y, por ende, lecturas altas en el registro GR.

La lectura de rayos gamma natural muestra el conteo total de emisiones de rayos
gamma, por lo que no se pueden saber las concentraciones y/o proporciones de los

minerales radioactivos.

El registro se lee de izquierda a derecha con unidades de medida en grados API
(American Petroleum Institute), con un rango de valores que va de 0 a 100 API
comunmente. Si el valor de GR es bajo, indica baja presencia de arcillas, por el
contrario, si el valor es alto, se tendra gran contenido de arcillas (Rueda, 2019). En
la figura 25 se pueden ver algunas rocas y los valores tipicos de rayos gamma,
donde las arcillas presentan valores mas altos de radioactividad, junto al carbén y
evaporitas ricas en potasio; mientras que las rocas con menos radiactividad son:

calizas, dolomias, areniscas, etc.

Increasing radioactivily e
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Figura 25. Ejemplo del registro de rayos gamma con sus posibles litologias ( (Selley, 1998))

También, es posible interpretar el ambiente de depdsito con el registro de rayos

gamma, analizando los cambios graduales en la lectura de la herramienta, ya que
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se forman ciertos patrones relacionados con el cambio en la composicion de la

formacion geoldégica (figura 26), como el tamano de grano y grado de clasificacion

lo que permite interpretar el ambiente de depdsito.
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Figura 26. Ejemplo de algunos cambios graduales vistos en el registro.

(Johnson Ajidahuna, 2023)

Usos:

e Con la ayuda de este registro se puede calcular el volumen de arcillas (Vsh)

de la formacién con ayuda de la ecuacién 1:

V., = IGR = GRlog — GRinatriz

= (Ec. 1)
GRshale - GRmatriz

¢ Da informacién importante para distinguir entre tipos de roca
e Ayuda a resaltar zonas arcillosas por su elevada radioactividad

e Ayuda a la determinacion de espesores




2.2.4. Densidad (RHOB)

Este es el segundo registro radioactivo que se menciona hasta ahora, y a diferencia
del registro de rayos gamma, el registro de densidad usa una fuente radioactiva
para funcionar. De acuerdo con Bjorlykke et al. (2010), el principio basico consiste
en usar una fuente radiactiva que lanza rayos gamma de cobalto-60 o cesio-137
hacia la formacion, provocando que la energia se atenue debido a las colisiones con
electrones (dispersion Compton) de la materia circundante. Posteriormente un
contador de centelleo registra la intensidad de rayos gamma que colisioné con la
materia y, debido a que la densidad de electrones esta muy relacionada con la
densidad de la roca (en g/cm3.), entonces la intensidad de rayos gamma detectados
es una funcion de la densidad de la roca. De esta forma, obteniendo la densidad

aparente de la formacion, se puede estimar la porosidad.

Density
2224 262830
—t +

+—+

Cable
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1T~
ource

Figura 27. Esquema de la herramienta de densidad y
registro tipico (W.M Telford, 1990)

En la figura 27 se puede observar como los rayos gamma interactian con la

formacion y regresan para ser capturados por el detector.

Segun W. M. Telford et al. (1990) sefala que la mayor parte de los elementos de

interés cumplen con una relacion numeérica entre su masa atdbmica y numero de
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electrones, ya que cuentan con 2 electrones por unidad de masa atomica, es decir
Z/A = 0.5, como se puede observar en la tabla 6; sin embargo, el hidrogeno no
cumple con esta relacion ya que cuenta con un electron, por lo que su presencia
subestima la densidad en formaciones con gas o aceite. Otros elementos que no
cumplen con esta relacion son: la sal (NaCl), yeso (CaSO4-2H20) y anhidrita
(CaSO0a).

Tabla 6. Relacidn Z/A de algunos elementos comunes en la
exploracion de hidrocarburos ( (W.M Telford, 1990))

Z A Z/A
H 1 1.007 0.991
C 6 12.011 0.4995
N 7 14.006 0.4998
@] 8 15.999 0.5000
Na 1 22,989 0.4785
Mg 12 24.312 0.4934
Al 13 26.981 0.4818
Si 14 28.085 0.4984
Cl 17 35.453 C.4794
K 19 39.098 0.4859
Ca 20 40.08 0.4990

El registro de densidad comunmente esta calibrado para caliza saturada con agua
dulce (2.71 g/lcm3), sin embargo, también muestra de manera eficiente la densidad
aparente de areniscas y dolomias. La profundidad maxima de investigacion es cerca

de 15 cm, aunque la mayor parte de la sefal viene de los primeros 8 cm.

Rueda (2019) menciona algunas utilidades de este registro, las cuales consisten

en.

Estimacion de la porosidad

Identificar litologias

Identificador presiones anormales.
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2.2.5. Neutrén (NPHI)

El registro de neutrén, de acuerdo con W. M. Telford et al. (1990), utiliza una fuente
radioactiva y un detector, como en las herramientas anteriores, solo que, en este
caso, la fuente emite neutrones de alta energia que bombardean la formacion,
provocando que interactuen con los atomos de la materia y pierdan energia
principalmente en colisiones con nucleos. Existen distintas fuentes de neutrones
que pueden usarse en los registros de neutron, tal como el berilio junto con fuentes
de particulas a (alfa) como el radio, polonio, plutonio o americio. Una vez que los
neutrones se reducen a energias termales o bajas, son capturados por nucleos,
emitiendo rayos gamma de captura que son registrados por los detectores, que
consisten en un blindaje de cadmio para los neutrones termales y un contador de

centelleo para medir los rayos gamma de captura.

La energia que se pierde en las colisiones es mucho mayor cuando los neutrones y
los nucleos con los que chocan tienen masas parecidas o similares; y esto ocurre
cuando los neutrones colisionan con los atomos de hidrogeno, ya que este solo
cuenta con un protén en su nucleo, (al menos en su forma mas abundante, el protio),
el cual tiene una masa parecida al neutrén, lo que provoca que la tasa de energia
perdida (moderacion) por neutrones sea casi proporcional a la densidad de los
protones; y en consecuencia, la respuesta que se obtiene principalmente es el
contenido de hidrogeno. Como concepto se puede mencionar que, la cantidad de

hidrogeno por unidad de volumen, se le conoce como indice de hidrogeno.

Debido a que el hidrogeno abunda principalmente en el agua y en los hidrocarburos
(los cuales solo pueden estar presentes dentro de los poros de la formacién), los
registros de neutrén son de gran ayuda para poder identificar zonas porosas que
estan saturadas por algun fluido. En formaciones saturadas con agua o aceite, los
neutrones emitidos por la fuente pierden su energia rapidamente, por lo que el
conteo que registra el detector es alto y la mayoria de la lectura viene de los
primeros 20 cm aproximadamente de profundidad, sin embargo, en formaciones con

porosidad baja, los neutrones llegan mas lejos en la formacion, lo que genera un
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bajo flujo de conteo, y la lectura tiene un rango de 60 cm aproximadamente, afirman
W. M. Telford et al (1990).

La figura 28 muestra el funcionamiento basico esta herramienta, la cual tiene una
forma de arco que le ayuda a estar pegada a la formacion, mientras los neutrones

viajan hacia la formacion y los resultados son registrados por los detectores.
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E*"“f Neutron source

Figura 28. Esquema bdsico de la sonda de neutrén. (Darwin V. Ellis, 2007)

Sin embargo, la herramienta tiene algunas limitaciones o consideraciones que se
deben tomar en cuenta, ya que muestra una sensibilidad a todo material que

contenga hidrogeno tal como:

e Agua ligada (arcillas)

e Hidrogeno en cristalizacion (yeso)

Estos factores pueden sobreestimar la porosidad, aunque la porosidad real sea
menor aun. La sonda también es util como indicador de gas ya que al medir el indice
de hidrogeno, el gas muestra un bajo conteo, por lo que, la porosidad aparente sera

baja.
Las principales aplicaciones de la sonda son:

e Determinacion de la porosidad
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¢ |dentificador de litologias
e Analisis de contenido de arcillas

e Deteccion de gas

A continuacién, se muestra un ejemplo de respuestas comunes de los registros de
rayos gamma, neutrén, densidad y resistividad en algunos tipos de litologia (figura
29), donde se puede observar que el fluido presente en la formacion altera la
respuesta de cada herramienta, como ejemplo se tiene arenisca saturada con gas
y con agua; mientras tenga gas, la porosidad de neutron baja y la resistividad

aumentan; en cambio si tiene agua, la resistividad baja y la porosidad de neutron

aumenta.
Radicactive logs Electrical logs
Gamma ray log Neutron log Self-potential log Resistivity log
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Figura 29. Respuesta simplificada de algunos registros ante diferentes litologias (Bjorlykke, 2010)




2.2.6. Sonico (DT, DTSM)

Por ultimo, se tiene al registro sénico o acustico, el cual, de acuerdo con Bjorlykke
et al. (2010), envia pulsos que viajan en forma de ondas a través de la formacién y
son detectadas inmediatamente por un receptor al extremo de la herramienta, por
lo que se registra el tiempo de transito a través de la roca, es decir, la velocidad del
sonido en la roca. A este concepto se le denomina como "tiempo de transito de
intervalo" y en los registros, se presenta con una escala que va de los 40 a 140 us
/ft. (us = 10 s o us/m. 100 us/ft corresponden a 10.000 ft/s, o 3.048 m/s). Philip
Kearey et al. (2002) mencionan que la herramienta cuenta con dos receptores
separados y una fuente acustica (figura 30), la cual, genera pulsos ultrasénicos que

van 20 — 40 kHz de frecuencia.
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Figura 30. Ejemplo bdsico de la herramienta del
registro sonico ( (Philip Kearey, 2002))
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Debido a que la velocidad del sonido es menor viajando en fluidos que en materiales
solidos como las rocas, entonces las formaciones que son porosas tendran
velocidades menores, ya que dentro de los poros se encuentran fluidos que retrasan
el paso de energia, y también, esta velocidad se ve afectada por la cementacion de

la roca, distribucién de poros y minerales que existan en la formacion.

Como se menciond anteriormente, la porosidad se puede obtener con la Ec. 4
mostrada en el tema de porosidad anterior, la cual, relaciona el tiempo de transito
del registro (t) con el tiempo de transito para la matriz de la roca (t,,) y el intervalo
de tiempo del fluido del poro, ya sea gas, petroleo o agua (t;). Sin embargo,
Bjorlykke et al. (2010) advierten que la velocidad medida por el registro de velocidad
no es una funcion directa de la porosidad, ya que, en algunas areniscas, existen
pequenas cantidades de cementante que pueden producir una estructura de grano
con alta velocidad vy rigidez a pesar de contar con una porosidad alta. Ademas,
mencionan que actualmente también se registran las velocidades de las ondas
secundarias o de corte (Vs) junto con las onda principales o longitudinales (Vp), lo
que permite analizar la relacion Vp/Vs, importante para saber las propiedades de la

formacion e identificar la presencia de fluidos
Algunas de las ventajas de este registro, de acuerdo con Rueda (2019) son:

e Poder correlacionar datos sismicos
e Elaborar sismogramas sintéticos

e Obtencion de la porosidad

e Poder detectar fracturas

e Cementacion de la tuberia

¢ |dentificar gas
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CAPITULO IIl. METODOLOGIA

En esta investigacion se realiz6 el procesamiento de los datos siguiendo la
metodologia expuesta. Se obtuvieron los registros geofisicos de la pagina oficial
Norwegian Petroleum, y se usoé el software Techlog64® 2015.3 para analizarlos y
realizar los modelos petrofisicos correspondientes. Posteriormente se calibraron los
modelos obtenidos con pruebas de nucleo obtenidas en algunos pozos para
corroborar su eficiencia. Por ultimo, se definieron los parametros de corte para
obtener los espesores netos y generar los modelos probabilisticos de cada pozo. El

siguiente flujo de trabajo describe a detalle el proceso de investigacion.

METODOLOGIA

Con base a los

Ubicacién del campo Integracién de: : modelos
+ Ubicacion pozos g : Correlacionar los T

+  Historial de produccion * Modelos petrofisicos modelos con la Estimar

Unidades litoestratigraficas * Mineralogia informacidn de espesores
+  Ambientes sedimentarios *  Fluidos nucleos

Antecedentesy )
zona de estudio

Control de *  Visualizar registros en el

software Techlog64 2015 Determinar

+ Verificar unidades Calibrar con .
Modelo pardmetros

*  Verificar profundidad . ’
nucleos
Corregir “spikes” probabilstico de corte

Resultados
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+ Diametro de poro
*  Modelodetipo

de roca Winland
+ Calidaddela
roca

Analisis de Céleulo de

histogramas, ; ,
Crossilot ate volumen de Calc“!; d: Catlculo‘c_je

i ; orosida
arcillas P saturacion

conclusiones

* Inferir litologia

predominante , : : Dual water
Método de Larionov Registro de

| -0Older rocks densidad

48




3.1. Procesamiento de los datos

El procesamiento que se menciona a continuacion se realizé para cada uno de los

pOZos.

3.1.2. Control de calidad de los registros

El primer paso consiste en visualizar los registros disponibles de cada pozo, para
verificar la calidad de estos; que sus unidades de medicion sean las correctas, que
cubran en mayor rango las formaciones de interés y que no se muestren “picos” o
“spikes”, que indicaria algun error al momento de tomar los registros y por error de

la herramienta. A continuacién, se muestran algunos ejemplos (fig. 31y 32).

X Vv
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3050 . £ 4042 =—— ‘
3850 7 8 - 4044 -
{ - - 4046
3000 & -0 : 4048 -
v M
: - 4050 - ,
3950 —_’ 3150 %3 ?,4052,:5 e
Figura 31. Ejemplo de correccion de profundidad, Figura 32. Ejemplo correccion “spikes”, unidades y
unidades y encabezado, encabezado.
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Una vez hecho este analisis de calidad de los registros, se presentan de manera

conjunta, como se muestra a continuacion (figura 33).

= RM

L PEF/Bascling

by 0.2  ohmm 2000

c‘I

w DRHO
/B n RS now __NPHI DTSM__|DRHO

s 0.2 ohm.m 2000 18 045 wiv -0.15 | 380 USST 80

MD TWD = Barehale Shape
GR o) m) s | RD RHOB DT PEF _

o gAPl 150 |1:3000 | 1:3000 ISI 0.2 ohmm 2000 |4issz 18| 1,95 gfcm3 2,95 | 240 USFT 40

Y

eather Fm
60.00

b

T
t—

Hugin Fm
180.00

L3200 279 ]
- + 3000 -
3300 ]
I }z050-

3400 ]
i I }3100 1
[ i (=
I T ] =
L I 1 =1
L e (=]

Figura 33. Registros geofisicos del pozo 15/9-F-4 visualizados en el software.

n

.’

Sleipner Fm

i

Se tienen registros de rayos gamma (GR), Resistivos (R), Neutrén (NPHI), Densidad
(RHO) Sonico compresional y de corte (DT y DTSM) y Factor fotoeléctrico (PEF),
en el pozo 15/9-F-4. También se coloco el carril de profundidad de MD (profundidad
medida) y TVD (profundidad vertical real) para tener una mejor comparacion de la
profundidad.
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3.1.3. Analisis de histogramas y crossplot

Una manera de visualizar los datos obtenidos en los registros es por medio de
herramientas como los histogramas y graficos cruzados (cross plots). El uso de
histogramas permite observar rapidamente el recuento de datos de las distintas
propiedades obtenidas por cada herramienta o registro que se haya tomado en cada
pozo y saber si existe una tendencia en cuanto distribuciéon o presencia de datos

que se use para inferir la existencia de un tipo de mineral o roca en especial.

La figura 34 muestra el histograma de los datos del registro de densidad del pozo
15/9-19 A en las tres formaciones, y la propuesta de 3 grupos que comparten un

rango de densidad y frecuencias, que podrian indicar litologias predominantes.

Histogram: 15_9-19-A.MERGED
Reference (m): [101.956 - 4126.08]
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Figura 34. Histograma de los datos del registro de densidad. Se pueden ver rangos de
valores que podemos agrupar en 3 grupos.

En este caso, el grupo 1 presenta lecturas con un rango de densidades entre 2.2 y
2.4 g/cm?® y tiene un nivel de presencia medio. El grupo 2 tiene valores de densidad
que van de los 2.4 y los 2.6 g/cm? y tiene un nivel de presencia alto, por ultimo, el

grupo 3 tiene menor presencia en la formacion y sus valores de densidad van de los




2.6 en adelante. Por lo que se puede decir que existen en su mayoria rocas con
rangos de densidad entre los 2.4 y 2.6 g/cm?3, y relacionando con la geologia de la

zona, se puede inferir que existe mayor cantidad de arenas en el pozo.

El uso de cross plot con base a la informacién de densidad (RHOB) y porosidad de
neutréon (NPHI) obtenida, y con guia de la carta o “chart” Schlumberger, Por-19,
EcoScope TNPH vs Bulk density, proporciona una aproximacién sobre el tipo de

litologia que predomina o abunda en la formacion (figura 35).
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Figura 35. Crossplot de RHOB vs NPHI.

Este ejemplo muestra presencia de arenas, con algunos valores de rayos gamma
altos debido a las arcillas presentes en la zona. Un analisis por formacién dara una

mejor idea sobre la litologia.

3.1.3. Célculo de temperatura y presion de los pozos

La temperatura de formacién se obtuvo utilizando el método de TLI/BLI, el cual,
considera la temperatura registrada en superficie y alguna temperatura a cierta
profundidad al pozo (generalmente la temperatura del yacimiento). A forma de
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ejemplo, se muestran los valores utilizados en el pozo 15/9-F-4 y el registro obtenido

(figura 36).

Tabla 7. Profundidad y temperatura usados para generar el registro de temperatura en pozo F-4.

Figura 36. Registro de temperatura obtenido
por el método TLI/BLI. Pozo F-4

TLI BLI
Profundidad Om. 2928.7 m.
Temperatura 20 °C 107 °C
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Para obtener la presion de la formacion se consideré la densidad del fluido de

perforacion, usando la densidad del lodo de perforacion como fluido. El lodo tenia

una densidad que variaba entre 1.35 — 1.55 g/cm?® por pozo. Como ejemplo se

muestra en la figura 37 el registro obtenido del pozo F-4, donde el lodo tenia una
densidad de 1.35 g/cm?®.
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Figura 37. Registro de presion generado, con un
lodo de perforacién de 1.35 g/cm3

3.1.4. Resistividad del agua de formacion (Rw)

Se obtuvo la resistividad del agua de formacion a partir de la salinidad (que en
general se tiene una salinidad de 130 kppm en el campo) y la temperatura, la cual

se generod anteriormente.

El valor de la resistividad del agua de formacién es de 0.020 ohm/m de manera
general a lo largo de las formaciones. A continuacion, se observa el registro de Rw
del pozo F-4 (figura 38).
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Figura 38. Resistividad del agua de formacion obtenido
por medio de la salinidad y temperatura. Pozo F-4

3.1.5. Modelo de volumen de arcilla

El modelo de volumen de arcilla se obtuvo a partir del registro GR y utilizando el
método Larionov — Older Rocks (Ec. 1.4), ya que las formaciones de interés

pertenecen al Jurasico. Este método consiste en la siguiente ecuacion.
VSH = 0.33 * (2(2*16R) — 1) (Ec. 1.4)

El indice de rayos gamma (IGR), el cual se obtiene con la ecuacion 1:

GRlog - GRmatriz
GRlutita - GRmatriz

IGR = (Ec. 1)

En el caso del pozo F-4 se usaron los siguientes parametros para calcular IGR:

55




GRatriy = 18 °API
GRytiva = 111 °API
Sustituyendo los valores con un GR,,, = 100 °API en la ecuacion se obtiene:

100—-18 82
=—=088%

ICR=11T"187 53

Sustituyendo IGR = 0.88 en la ecuacion de Larionov:
VSH = 0.33 * (2(2:088) — 1)
VSH = 0.33 * (3.3869 — 1)
VSH = 0.33 * (2.3869)
VSH = 0.7877 %

El modelo de volumen de arcilla que se obtiene se muestra en la figura 39:
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Figura 39. Modelo de volumen de arcilla con método de Larionov - older
rocks. Pozo F-4
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3.1.6. Modelo de porosidad y porosidad efectiva

El modelo de porosidad, usando el registro de densidad, se obtiene con la siguiente

ecuacion antes mencionada:

Q= Pm — Py (Ec. 5)
Pv — Pr

Considerando que los valores usados corresponden a:
pm = 2.55 g/cm?® (Matriz de arenas)

pr = 1.0 g/cm? (agua)

pp = 2.12 g/cm? (lectura a los 3269 m.)

Entonces se tiene que:

2.55—2.12
212 -1

@—0'43—035—350/
T 112 YT 7

La porosidad efectiva se obtuvo considerando los registros de neutrén, densidad y
el volumen de arcilla previamente calculado. Se consideraron tres parametros, la
densidad y porosidad de neutrén en una zona con arcillas, y la densidad del fluido,

en este caso el agua (tabla 8).

Tabla 8. Valores utilizados para obtener el modelo de porosidad

RHOB shale 2.2 g/cm3
RHOB fluid 1.0 g/cm3
NPHI shale 0.28 %

La figura 40 muestra ambos registros obtenidos, (PHIE y PHIT), donde se puede
observar que los valores del modelo de porosidad efectiva (PHIE) son muy bajos
cuando hay mucho contenido de arcillas, aunque la porosidad total muestre valores
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altos de porosidad, las arcillas poseen agua ligada por lo que el modelo obtenido es

congruente con la litologia presente.

uw PHIE_ND
d“I
i PHIT_ND
5 vl PHIE_ND *
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Figura 40. Modelo de porosidad y porosidad efectiva obtenida con NPHI y
RHOB. Pozo F-4.

3.1.7. Modelo de saturacidn

Se obtuvo la saturacién de agua considerando la porosidad efectiva obtenida
anteriormente, volumen de arcilla y la resistividad del agua de formacion. El método
utilizado es de Doble agua ya que es un método recomendado en zonas con arenas
con intercalaciones de arcillas o arcillas dispersas, y Hugin Fm precisamente esta

rodeado de zonas arcillosas.
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La saturacién de agua total es la suma del agua libre y el agua ligada en la formacion,

y esta expresada de la siguiente forma:

Swr = /f;—‘t’ con a=1,m=1.75 n=1.7, (Ec.7.1)
Donde:
RWFRWB
Ry = (Ec.7.2)
0 P%[Rws + Sws(Rwr — Rwa)]
Sustituyendo:

Ryr = R,0% = 5.1+ 0.092 = 0.041 ohm.m (a los 3287 m; zona limpia)

Ryp = R,®% = 1.46 « 0.21%2 = 0.064 ohm.m (a los 3197 m; zona arcillosa)

Tomando Sy, = VSH = 0.87 (alos 3197 m; zona arcillosa), se tiene que:

_ 0.041 * 0.064 ~0.002624
~0.212[0.064 + 0.87(0.041 — 0.064)]  0.001939

R, 1.350hm.m

Entonces tomando R; = 1.46;

/1.35
Swr = 146 v0.9246 = 0.9615 %

Recordando que Sy + Sy = Swr, €ntonces:
Swr = 0.96 —0.87 = 0.9 %

Esto quiere decir que solo 9% de la saturacion de agua, es agua libre, lo cual tiene
sentido ya que el punto de referencia (3197 m.) es una zona arcillosa, y la mayor

parte del agua es ligada y no se puede mover.

Los parametros siguientes son los propuestos en el software para realizar el modelo

de saturacién, quedando de la siguiente manera:
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Tabla 9. Paradmetros usados en el modelo de saturacion.

a 1
m 1.75
n 1.7
Resistividad lutita 2.5 ohm.m
Porosidad total lutita 0.35%
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Figura 41. Modelo de saturacion obtenido con el método de Doble agua. Pozo F-4

Se puede observar (figura 41) que Hugin Fm que tiene baja saturacion de agua
(SWT_DUAL), por lo que la probabilidad de que existan otros fluidos presentes es

mas alta.
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3.1.8. Modelo de permeabilidad

De acuerdo con la documentacion consultada se calculd la permeabilidad a partir
del modelo de Wyllie-Rose, usando la porosidad efectiva como referencia. La

ecuacion a continuacion representa al modelo usado. (Lara, 2019)

d
e

PERM =K
W Swirre

(Ec. 8)

donde:

de = Porosidad efectiva calculada

Swirr = La saturacion de agua irreducible, con valor predeterminado de 0.2
Ademas, se usaron los coeficientes de Timur:

d=44

e=2

Kw = 3400 para aceite

Kw = 340 para gas

En este caso se utilizd Kw para aceite.

3.1.9 Didmetro de poros

El diametro de garganta poral de la formacion se obtuvo con el método Winland R35,
el cual, se basa en la relacion entre la porosidad, la permeabilidad y el radio de la
garganta y, por lo general, es fiable en rocas que tienen porosidad intergranular
(como las areniscas) en las que la geometria de los poros y de la garganta de los

poros esta estrechamente relacionada con la textura de la roca. (Esteva Hoyo, 2010)

La siguiente expresion muestra la relacién entre la permeabilidad y porosidad que

considera el método.

(Ec. 8)
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logR35 = 0.732 + 0.588 logK — 0.864log®
donde
K = permeabilidad
@ = Porosidad

Como resultado, se muestra en la figura 42, el tamafio de poros de la roca en
unidades de micrometros, con base a los valores de permeabilidad y porosidad

efectiva de la formacion.
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Figura 42. Tamario de poros presentes en la formacion, lo que muestra que tamafio de grano

abunda mds.
En este caso, se puede observar que existen diametros entre los 0.5 a los 20 um.
Los poros con magnitudes mayores a los 10 um tienen una permeabilidad entre los
200 y 1000 mD, lo cual indica muy buena permeabilidad. también, conocer el
tamano de grano permite relacionarlo con la litologia obtenida en el modelo y poder

corroborar mejor sus resultados.

3.1.10. Valores de corte
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Los valores de corte son los rangos de valores que el modelo tendra en
consideracion para identificar las con presencia de hidrocarburos o zonas de paga.
Estos valores se toman en cuenta con base a los modelos de volumen de arcilla,
porosidad y saturacion y a la deflexion de las lineas de sensibilidad de cada
parametro, es decir, cuando tienen un cambio considerable en su comportamiento,

como se muestra en la figura 43.

Hugin Fm, Net (m)

Sensitivity of Shale Volume cutoff Sensitivity of Porosity cutoff Sensitivity of Water Sajuration cutoff
100 . 100 ’

50
50 50

0 0.5 1 0 0.5 1 0 0.5 1

Figura 43. Valores de corte con base a la deflexion de las lineas de sensibilidad.

En el caso de la porosidad, el valor de corte que se obtiene es de 0.1, el cual
representa el limite inferior, y se propuso un valor de corte superior en 0.5, ya que
este rango de valores es ideal para acumular una cantidad de fluidos importantes.
La siguiente tabla (10) muestra los valores propuestos para todos los modelos del

campo.

Tabla 10. Valores de corte usados para definir zona de paga. Pozo 15/9-F-4

0 < Vg < 0.3
0.1 <0< 0.5
0 <S, < 0.6

El resultado se puede observar en la figura 44, donde se puede apreciar que la zona
de paga con mayor espesor en el pozo 15/9-F-4 se encuentra en Hugin Fm, con un
espesor bruto de 99.3 m. y un espesor neto de 32.3 m. aproximadamente. Como se
puede observar, los carriles tres, cuatro y cinco, corresponden a los modelos
petrofisicos Vs, , @ y S, en cada formacion del pozo. El carril amarillo

(rock_thickness), muestra el espesor de roca que si cumple con el valor de corte
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para el volumen de arcilla, es decir, los espesores donde la roca tiene un volumen
de arcilla menor a 0.3 o 30%. Por otro lado, el carril verde (res_thickness) toma en
cuenta los valores de corte del Vs, y de la @, por lo que sus espesores indicaran las
zonas donde la roca cumpla con el volumen de arcilla y porosidad propuestos, por
lo que sus espesores se van reduciendo ya que hay menos zonas de la formacion
que ya cumplan ambas condiciones. Por ultimo, el carril rojo (pay_thickness), toma
en consideracion los tres valores de corte, resaltando solo las zonas con las
condiciones petrofisicas mas prometedoras, con bajo contenido de arcilla, buena
porosidad y poca saturacion de agua, lo que aumentaria la probabilidad de tener

hidrocarburos.
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El modelo probabilistico es una representacion matematica deducida de un conjunto
de datos con el propésito de estudiar los resultados de un experimento aleatorio y
predecir su comportamiento a futuro. En este caso; muestra la probabilidad en que
podrian presentarse propiedades de interés, como: volumen de arcilla, saturacion
de agua, porosidad efectiva, permeabilidad, tipo de roca y contenido mineralégico

(figura 45), con la finalidad de poder inferir zonas con presencia de hidrocarburos.

En el modelo probabilistico se obtiene al correlacionar los modelos obtenidos
anteriormente con la informacién geoldgica de los pozos y contenido mineraldgico
que abunda en cada litologia. Con relacion a la litologia documentada, se
propusieron los minerales predominantes en formacién, los cuales son: Cuarzo,

Calcita, Carbon y Arcilla en general.

Los registros obtenidos en el modelo probabilistico se muestran en la figura 50, en

los carriles enumerados del 1 al 5, donde se muestra:

Porosidad efectiva y contenido volumétrico de agua
Saturacion de agua y presencia de hidrocarburo
Contenido mineralégico

Permeabilidad

a b 0N =

Tipo de roca

Se puede observar, que con base a la geologia descrita en las unidades
litoestratigraficas o formaciones, el modelo obtenido tiene coherencia, relacionando
las propiedades petrofisicas con la litologia correspondiente. En este ejemplo no se

incluyeron pruebas de nucleo ya que no estan disponibles para este pozo.

65




(PE{ Basciine

n AM RHOB FEF i PAY NET FLAG
T‘I‘EIFS 02 ohmm Wi0[155 o/md 29t 8w |40 ugit 40|03 wv 0 unitless 10
@ ! RI NPHI DRHO DISM SW QE

R
j Baronl s144, § -
T oAPl 150 0882 18] 1200 (02 chmm 2000] 045 vy 005 [wieei 4| 140 usft 40103 v 0|1 wv 0 i 3 ] 0

Q B L g 4
_ﬁ_ a :
n i
i
xL
—

==
as

(Wl =z hematic

4 Zonation 15_o-F-4
[ %
=
3

60,00

Heather

3250
1

2000
L

B
=8

3300

L g

Hugin Fm
180.00
T
3350
L
3050

M

-

"IN
in

2

=

| e

0 i
[ o] |
g il

]

2

L a
A B
8 .
i :
g i
H
0 ;
_n_ 1

Figura 45. Modelo probabilistico del pozo F-4.

De esta manera, se realizd la evaluacidon petrofisica de cada pozo, en las

respectivas formaciones.

CAPITULO IV. RESULTADOS




Analizando los modelos obtenidos, se puede decir que todos los pozos presentan
hidrocarburos en la formacién de interés, Hugin Fm, sin embargo, los espesores de
cada pozo son distintos. A continuacion, se desarrolla de manera detallada los

resultados obtenidos.

Pozo 15/9-F-4
Profundidad: 3510 m

Coordenadas: Lon: 01°53°14.92" Lat: 58°26729.72""
El pozo 15/9-F-4 fue usado como inyector de agua en el campo Volve, con el
propésito de drenar la zona este de la Formacion Hugin. Sin embargo, presenta
caracteristicas favorables para la presencia de hidrocarburos. Dentro de los

registros que se obtuvieron estan:

e Registro de Rayos Gamma (GR)

e Registro de Neutron (NPHI)

e Registro de Densidad (RHOB)

e Registro de Resistividad somera y profunda (RS y RD)
e Registro Sonico compresional y de corte (DT y DTSM)
e Registro de Factor fotoeléctrico (PEF)

e Caliper (CAL)

En los registros basicos del pozo 15/9-F-4 (figura 46) se puede observar que Hugin
Fm tiene bajos indices de rayos gamma (GR), los valores de densidad (RHOB)
bajan y la resistividad (RD) aumenta por tramos, dando indicios de presencia de

hidrocarburos.
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Figura 46. Registros bdsicos del pozo 15/9-F-4

Los graficos cruzados o crossplot que se obtuvieron por zona en cada pozo,
muestran la relacion entre el registro de porosidad de neutron (NPHI) y el registro
de densidad (RHOB), ademas, la escala de colores representa el valor del registro
de rayos gamma (GR) y el tamafio de cada punto es proporcional al valor de la

resistividad, es decir, a mayor resistividad, mayor tamario del punto en el cross plot.

La figura 47 muestra el cross plot NPHI vs RHOB en Heather Fm, donde
porosidades de neutron que van entre 20 y 30 % y densidades enfocadas
principalmente entre 2.4 a 2.5 g/cm3, aunque también se logran apreciar pocos
valores superiores a los 2.6 g/cm?3. La informacion de rayos gamma indica presencia
de arcilla debido a que algunos valores superan los 100 °API. De acuerdo con la
geologia, Heather Fm esta constituida por arcilla limosas con finas vetas de caliza,
y dado que el crossplot muestra un cumulo con tonos verdes (valores altos de rayos

gamma) que pueden relacionarse con arcillas compactadas, mientras que algunos
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valores en tono azul (baja lectura de rayos gamma) se concentran muy cerca de la

tendencia de la caliza, por lo que se puede inferir su presencia en la formacion.
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Figura 47. Cross plot NPHI vs RHOB de Heather Fm.

En el caso de Sleipner Fm (figura 48) la densidad que presenta es ligeramente
mayor, enfocandose entre 2.5 y 2.6 g/cm?®; porosidades entre 10 y 20 % y rayos
gamma que llegan hasta los 100 °API. La litologia esta basada en una mezcla de
arenas compactas y arcillas limosas, lo que explica el aumento de densidad vy

disminucién de la porosidad de neutrdn, asi como los valores medios-altos de rayos

gamma.
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Figura 48. Cross plot NPHI vs RHOB de Sleipner Fm.
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En la zona de interés, que es Hugin Fm (figura 49), se muestra mayor presencia de
arenas, con densidades que van entre los 2.2 a los 2.5 g/cm?3; porosidades entre el
13y 25 % y valores de rayos gamma bajos en su gran mayoria, lo cual va acorde a

la litologia presentada en la bibliografia.

A continuacion, se muestra el modelo volumen de arcilla (VSH_GR), porosidad total
y efectiva (PHIT y PHIE), saturacion de agua (SWT_DUAL) y permeabilidad
(PERM_WR) que se obtuvo del pozo (figura 50). Se puede notar que:

e Hugin Fm presenta condiciones favorables para la acumulacion de
hidrocarburo, debido a que cuenta con buena porosidad efectiva (> 20%) y
buena permeabilidad casi en su mayoria, con arcillas menores al 15 % y
saturacién de agua menor al 20 % en la mayor parte de los 3250 m a los
3400 m aproximadamente.

e La parte superior de Heather Fm y Sleipner Fm, presentan mas contenido de
arcillas lo que reduce la porosidad efectiva y aumenta la saturacién de agua
en ambas zonas, por lo que sus condiciones permiten acumular agua y/o

funcionar como sellos.
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Figura 50. Volumen de arcilla, porosidad total y efectiva, saturacion de agua y permeabilidad del pozo 15/9-F-4.

Los tipos de roca obtenidos con base al modelo de Winland son los siguientes:

* Nano: Menor a 0.5 um.

*  Micro: Entre 0.5y 2 um

* Meso: Entre 2y 5 um

* Macro: Entre 5y 10 um

* Mega: Entre 10 y 20 um
Se puede observar (figura 51) que existen poros que superan los 2 um,
representando mayor permeabilidad y conforme disminuye el didmetro del poro,

disminuye también su permeabilidad.
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Figura 51. Didmetro de garganta poral. Pozo 15/9-F-4

Este pozo tiene poros que superan los 10 um de diametro, lo que indica buena

permeabilidad, lo que favorece al movimiento de los fluidos.

El modelo probabilistico de este pozo se muestra en la figura 52, del cual se pueden

hacer las siguientes observaciones.

e Heather Fm tiene alto contenido de agua (>80%), porosidad efectiva media
(entre 6 y 18%), mayor contenido de arcillas, seguidas de arenas (cuarzo) y
por ultimo carbonatos; la permeabilidad va de baja en poros tipo Nano, y alta
en poros tipo Meso.

e Hugin Fm tiene bajo saturacion de agua promedio (<20%), porosidad efectiva
alta (>18%), mayor contenido de arenas, seguido de arcillas y carbén, y muy
pocos carbonatos, por lo que la permeabilidad promedio es alta, dando como
resultado tamafno de poros del tipo Mega, Macro y Meso, permitiendo la
acumulacion de hidrocarburos.

e Sleipner Fm tiene saturacion de agua alta (>90%), porosidad efectiva baja
(<6%), tiene mayor presencia de carbonatos, seguido de arenas y arcillas, la

permeabilidad es media con poros tipo Nano principalmente y Micro.
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Las zonas con mayor diametro poral estan a los 3300 m y los 3350

aproxiamadamente.
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Figura 52. Modelo probabilistico del pozo 15/9-F-4




Con base a los modelos obtenidos y considerando los valores de corte antes

mencionados, se encontraron las siguientes zonas de paga (figura 53).

e Se encontraron dos zonas de pagas pricipalmente a los 3250 m, 3300 y a
los 3350 m. de profundidad ubicadas en Hugin Fm.

e Las zonas principales tiene un espesor de 32 m. 21 m.y 18 m.

e En la parte superior de Hugin Fm se encontraron pequefas zonas de paga,
aunque estas no superan los 5 m. de espesor.

e Por otro lado, en la parte inferior y central de Hugin Fm se muestran

espesores tambien pequefios entre los 11y 7 m.
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Figura 53. Zonas de paga. Pozo 15/9-F-4

Como resultado tenemos la siguiente tabla (tabla 8), la cual muestra los espesores

brutos (Gross), espesores netos (Net), porcentaje de espesor neto (Net to Gross), y
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los valores promedio de volumen de arcilla, porosidad y saturacidén de agua en cada

formacion. Los espesores netos por formacion son los siguientes:

1. Hugin Fm: 119.3 m.
2. Heather Fm: 7.07 m
3. Sleipner Fm: 0 m

Tabla 11. Espesores obtenidos del pozo 15/9-F-4

Ref Av_Shal Ay Wat
Well lones | FlagName | Top Bottom eerlence Gross Net  |NettoGross \Shae Av Porasity - aler
unit Volume Saturation

16/8-F-4  |[HeatherFm |PAY 3190 3437 |m 59.9 7.07 0.118 0.17 0.162 0.446

15/8-F-4  [HuginFm |PAY 3250 3429.9 m 179.9 119.3 0.663 0.045 0.161 0.2

16/8-F-4  |SleipnerFm |PAY 2.8 3510 m 0 0 0

Como se puede ver en la tabla, Hugin Fm tiene un espesor neto de 119.3 m. que
cumple con los valores de corte, y en general muestra un promedio de 4 % de
volumen de arcilla, 16 % de porosidad, y una saturacion del 20 %, las cuales son

condiciones que favorecen a la acumulacién de hidrocarburo.

Pozo 15/9-19-SR

Profundidad total: 4641 m
Coordenadas: Lon: 01°55’46,25” Lat: 58°26’13,77”

Dentro de los registros que se obtuvieron en el pozo y que tienen relevancia para la

investigacion estan:

e Registro de Rayos Gamma (GR)

e Registro de Neutrén (NPHI)

e Registro de Densidad (RHOB)

e Registro de Resistividad media y total (RM y RT)
e Registro Sénico compresional (DT)

e Tamano de barrena (BS)

e Caliper (CAL)
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Figura 54. Registros bdsicos del pozo 15/9-19-SR

Los registros basicos (figura 54) indican que Hugin Fm tiene bajos indices de rayos
gamma (GR), resistividades altas (RD), y densidades (RHOB) que pasan al lado
izquierdo de la linea de porosidad de neutron (NPHI), lo cual indica una posible
existencia de hidrocarburo. Los niveles de rayos gamma incrementan ligeramente
debajo de Hugin y la resistividad baja, mientras que por encima de Hugin la

presencia de arcillas es mayor que el resto.

Analizando los cross plot de densidad (RHOB) y porosidad de neutrén (NPHI) de

este pozo, se muestra los siguientes resultados.
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Figura 55. Cross plot NPHI vs RHOB, Heather Fm.

En este pozo se tiene poca informacién de Heather Fm. Los pocos datos obtenidos
(figura 55) muestran valores de rayos gamma altos, porosidades mayores al 25% y
densidades entre 2.5 y 2.6 g/cm3, lo que podria inferir arcillas compactadas,

sabiendo que la formacion esta formada por arcillas limosas duras.

Skagerrak Fm (figura 56) presenta una tendencia definida en la linea de las calizas,
con un rango de porosidad entre el 10 y 30 %, densidades que van entre los 2.3 y
2.6 g/cm3 y valores de rayos gamma entre los 40 y 90 °API. La formacion consta de
conglomerados, arenas, arcillas y carbonatos de acuerdo con la geologia
consultada, aunque la tendencia sigue la linea de caliza, los valores de porosidad y
densidad varia tanto que puede tener presencia cualquier litologia antes

mencionada.
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Figura 56. Cross plot NPHI vs RHOB, Skagerrak Fm.
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Hugin Fm presenta distribucion en la linea de las arenas dentro del cross plot (figura
57), con densidades entre 2.2 y 2.4 g/cm?®, porosidades que van del 15 al 24% y
rayos gamma bajos. Estos valores bajos de rayos gamma descartan la presencia
de arcillas, y de acuerdo con la zona, existen arenas bioturbadas, lo que podria dar

sentido a que la densidad sea ligeramente baja.

0.15

0.1 0
)
0.05
0 0

-0.05 0 0.05 0.1 0.15 02 025 03 035 04 045 0.5 0.55
NPHI (v/v)

o NN nknown (GR) B 00

Figura 57. Cross plot NPHI vs RHOB, Hugin Fm.

Los modelos de porosidad y permeabilidad de este pozo fueron calibrados con
algunos datos obtenidos de pruebas de nucleo disponibles, las cuales, indican
valores de porosidad y de permeabilidad y son de ayuda para corroborar la precision

de los modelos obtenidos, como se muestran en la figura 58.

e Hugin Fm tiene porosidades buenas (>20%), volumen de arcilla menor al
20%, y saturacién de agua menor al 20 %. La permeabilidad y la porosidad
obtenida en los modelos son muy parecidas a las obtenidas en las muestras
de nucleo (CORE POROSITY y CORE PERMEABILITY), como se pueden
ver en sus respectivos carriles. Estos valores son buenos para que exista el
hidrocarburo, ya que se tiene poca arcilla y poca agua en zonas con buena

porosidad, lo que permite que el hidrocarburo se pueda acumular y mover.
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Figura 58. Modelos de volumen de arcilla, porosidad total y efectiva, saturacion y permeabilidad,
apoyado con las muestras de nucleo obtenidas de Hugin Fm.

e Heather Fm tiene mayor cantidad de arcillas (>60%), y saturacion de agua
mayor al 70 %.

e Skagerrak Fm tiene entre el 20 y 40 % de arcillas, y una saturacién de agua
mayor al 80%.
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En el calculo de diametro poral (figura 59) se muestran en su mayoria se encuentran
poros pequefos (<0.5 um), referentes a las arcillas contenidas en Heather Fm y

Skagerrak Fm principalmente.
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Figura 59. Diadmetro de garganta poral. Pozo 15/9-19-SR
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Aunque existen poros con diametro mayor a los 2 um, estos son pocos y
corresponden a las zonas con mayor permeabilidad en Hugin Fm. La figura 60
muestra el modelo probabilistico de este pozo, del cual, se pueden notar las

siguientes consideraciones:

e Heather Fm tiene porosidad efectiva baja (<5%), saturacién de agua del
100%. En cuanto contenido mineralégico abundan las arcillas y carbonatos,
por lo que sus poros son del tipo Nano, lo que resulta en baja permeabilidad.

e Hugin Fm tiene en promedio buena porosidad (>15%), una saturacion de
agua menor al 20 %. Abundan principalmente arenas, con poco contenido de
carbonatos, arcillas y carbdn. Se muestran poros impregnados de
hidrocarburo, principalmente donde los poros son del tipo Meso, Macro y
Mega, dando como resultado también una buena permeabilidad.
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e Skagerrak Fm presenta una porosidad muy baja y una saturacién de agua
muy alta, aunque se presenta en su mayoria arenas y arcillas, se encuentran
saturadas por agua. La permeabilidad es baja ya que el tipo de poro es Nano

en su mayor parte.

Estas caracteristicas dan lugar a 3 zonas de paga principalmente, como se muestra

a continuacion (fig.61).
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Figura 61. Zonas de paga del pozo 15/9-19-SR

e La primera zona esta a los 4320 m de profundidad, y tiene un espesor de 5
m. aproximadamente.
e La zona con mayor espesor de este pozo esta a los 4325 m, y cuenta con

5.9 m de espesor
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La zona mas pequena tiene un grosor de casi 3.1 m, y esta a una profundidad
de 4337 m.

A continuacion, se enlistan los espesores netos por formacién, mientras que la tabla

6 muestra espesores por zonas, profundidad y un promedio de las propiedades

petrofisicas en cada una de ellas.

Espesores netos:

1.
2,
3.

Hugin Fm: 13.6 m.
Heather Fm: 0.13 m.
Skagerrak Fm: 0 m.

Tabla 12. Espesores obtenidos del pozo 15/9-19-SR

Well

Ret Av Shal Ay Wat
Lones FlagName Top Bottom eerrlance Gross Net | NettoGross -onae Av_Poraosity - aler
unit Volume Saturation

15/9-19-5R

HeatherFm ~ |PAY 2808.074 (2863442 M 5.368 0.137 0.026 0.185 0.133 0.433

15/9-19-5R

HuginFm  |PAY 2663.442  (2881.511 18.069 13,685 0.757 0.051 0.18 0.158

=

15/9-13-SR

=

Skagerrak Fm (PAY 288151 (31084 20889 |0 0

A diferencia del pozo anterior que tuvo 119 m. de espesor neto maximo, en este

pozo se obtuvo un espesor maximo de 13.6 m. en Hugin Fm, mientras que en

Heather Fm y Skagerrak Fm sus espesores netos fueron de 0 m. practicamente.

Pozo 15/9-F-11 B

Profundidad total: 4770 m
Coordenadas: Lon: 01°53°14,87” Lat: 58°26°29,96”

Dentro de los registros que se obtuvieron en el pozo son:

Registro de Rayos Gamma (GR)

Registro de Neutron (NPHI)

Registro de Densidad (RHOB)

Registro de Resistividad media y total (RM y RT)

Registro de Factor Fotoeléctrico (PEF)
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e Tamano de Barrena (BS)
e Caliper (CAL)

Como se puede observar en la figura 62, la mayor parte de los registros tomaron

lectura en Hugin Fm, con una extensién de mas de 1000 metros, esto se debe a

que el pozo 15/9-F-11 B es un tipo J, es decir, esta perforado con cierta inclinacion

(semejante a una J), atravesando principalmente Hugin Fm.

o s RT known RHOB PEF
MD TVD ® 02 ohmm 2000 190195 g/em3 2950 B/E 10
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F 132007
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Figura 62. Registros bdsicos del pozo 15/9-F-11 B

También se puede observar un comportamiento variado en las herramientas a pesar

de ser la misma formacién, lo que indica la presencia litolégica variada. El cross plot
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NPHI vs RHOB (figura 63) de Heather Fm muestra una distribucion de las

porosidades principalmente entre 20 a 30 %; densidades en general entre 2.45 y

2.6 g/cm?3, mientras que los valores de rayos gamma van entre 20 y 90 °API.
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Figura 63. Cross plot NPHI vs RHOB, Heather Fm.

Entre los valores de densidad muestra algunos que superan los 2.6 g/cm?3 también.

La bibliografia indica presencia de arcillas limosas y vetas de caliza, lo que puede

inferir que las arcillas estén bien compactadas en conjunto con las vetas de caliza,

debido a que la densidad es un poco alta.
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Figura 64. Cross plot NPHI vs RHOB, Sleipner Fm.
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Sleipner Fm (figura 64) tiene pocos datos para ser caracterizada de una forma mas
precisa, aunque la litologia presente parece ser caliza, ya que se ubica en la linea
de la caliza, y sus densidades van de 2.4 a 2.7 g/cm?3; la porosidad no supera el

10 %, y los rayos gamma van de ser bajos a medios.
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Figura 65. Cross plot NPHI vs RHOB, Hugin Fm.

Como se explicé anteriormente, la mayor parte de los registros en este pozo se
llevaron a cabo a lo largo de Hugin Fm con cierto grado de inclinacion, debido a esto,
se muestra un amplio rango de valores, tanto de porosidad como de densidad en el
cross plot NPHI vs RHOB (figura 65). Los datos de densidad que mas abundan van
de 2.15a2.25 g/cm?3, seguido de 2.25 a 2.45 g/cm?3, y conforme aumente la densidad
disminuye la presencia de esos valores hasta llegar a lecturas de casi 2.9 g/cm?3. La
porosidad se enfoca en un rango de 15 a 22 %, también existen valores que llegan
hasta el 35%, aunque son muy pocos. El indice de rayos gamma varia de los 10 a
los 90 °API.

En este caso, el cross plot no ayuda mucho a inferir la litologia predominante, sin
embargo, con base a la bibliografia consultada y tomando en cuenta el crossplot,
se puede decir que existen arenas, arcillas, carbonatos y carbon presentes en la

formacion. Los modelos petrofisicos obtenidos se muestran en la figura 66.
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Figura 66. Modelo de volumen de arcillas, porosidad efectiva y total, saturacion de agua, y permeabilidad
del pozo 15/9-F-11 B.
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Se puede notar que Hugin Fm tiene buena porosidad efectiva (PHIE) a lo
largo del pozo, que va del 10 al 25 %, la presencia de arcillas es baja (VSH),
menor al 20 % en promedio, con algunas zonas que llegan hasta el 40 %
aprox.

La saturacion de agua (SWT) es de media a baja, con rangos que van del 10
al 60% de forma general. La permeabilidad (PERM) tiene valores altos y
bajos intercaladamente.

Heather Fm tiene capas de arcilla que aumentan la saturacion, y disminuyen

la porosidad efectiva.

El modelo de Winland para los poros en este pozo se muestra en la figura 67, donde

se pueden observar poros de distintos rangos de tamafio de manera casi parecida

a lo largo de la formacién, tanto como del tipo Nano como del Mega.
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Figura 67. Diametro de garganta poral. Pozo 15/9-F-11 B.

0.5

En el modelo probabilistico (figura 68) se aprecia mejor esta distribucion.

La litologia predominante en Hugin Fm es de arenas, seguidas por arcillas,
carbonatos, y poco contenido de carbodn. El contenido de arcillas en promedio
es bajo en casi toda la formaciéon (entre 0 y 40 %), la porosidad es buena
(entre 10 y 25 %) al igual que la saturacion que va de 10 a 50 % a lo largo de

Hugin.
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Se pueden observar dos zonas con mayor presencia de arcillas y carbonatos,
entre los 3800-3900 m (MD), y entre los 4380-4500 m (MD), siendo las zonas
menos favorables para contener hidrocarburo, ya que se encuentran
saturadas con agua.

Posteriormente, entre los 3900-4350 se tienen arenas con pequeias
intercalaciones de arcillas y carbonatos, con buena porosidad promedio
(>18%), saturacion de agua promedio (<30%), permeabilidad media-alta (1-
100 mD) y tamario de poro entre Meso, Macro y Mega.

La zona que presenta mayor potencial para producir hidrocarburos se
encuentra de los 3630-3800 m (MD), siendo una zona limpia, resistividad de
200 ohm.m aproximadamente, porosidad efectiva de 25%%, saturacion de
agua menor al 10%, y con tamafio de poros tipo Mega, lo cual resulta en una

permeabilidad alta, mayor a los 100 mD.

En este pozo se encontraron varias zonas de paga (figura 69) con distintos

espesores por lo que se identificaron cuatro grupos que se enlistan a continuacion.

De 3470 a los 3538 m, se tienen espesores de: 22 m; 8 m; 6 m.y 16 m.

De 3661 a los 3809 m, se cuenta con el espesor mas grande hasta ahora de
148 m.

De los 3903 m a los 4305, se tienen espesores de: 33 m; 26 m; 9 m; 11 m;
11Tm;12m;13m;39m; 34 m; 9my 10 m.

Y el ultimo grupo o zona esta de los 4528 m. a los 4668 m; con los siguientes

espesores: 8m; 7m; 11 m; 10m; 7m.y 11 m.

A continuacion, se tienen los espesores netos por formacion:
1. Hugin Fm: 730.2 m.
2. Heather Fm: 3.68 m.
3. Sleipner Fm: 0 m.
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Figura 69. Zonas de paga dentro del pozo 15/9-F-11 B

Tabla 13. Espesores obtenidos del pozo 15/9-F-11 B

Ref Av_Shal Av_Wat
Well Zones | FlagName Top Bottom eer.en:e Gross Net Netto Gross V-onate Av_Porosity - a.er
unit Volume Saturation
15/9-F-118 |HeatherFm |PAY 3353 3466.7 m 1137 3.683 0.032 0.184 0.137 0.524

15/9-F-118 |HuginFm  |PAY 3466.9 4727.8 1260.9 730.2 0.579 0.071 0.209 0.134

E]

15/9-F-11B |SleipnerFm  |PAY 47279 4769 m 411 0 0
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Pozo 15/9-19-A
Profundidad: 4131 m

Coordenadas: Lon: 01°55°47.05" Lat: 58°26°09.25""

De este pozo se obtuvieron los siguientes registros:

Registro de Rayos Gamma (GR)

Registro de Neutron (NPHI)

Registro de Densidad (RHOB)

Registro de Resistividad somera, media y profunda (RS, RM y RD)

Registro Sénico compresional y de corte (DT y DTSM)

Registro de Factor fotoeléctrico (PEF)

Tamano de barrena (BS)
Caliper (CAL)

PEF/Baseline

DTSM
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Figura 70. Registros bdsicos del pozo 15/9-19 A
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Observando de forma breve los registros basicos (figura 70) se puede notar que la
parte superior de Heather Fm tiene mayor presencia de arcillas, que van
disminuyendo conforme aumenta la profundidad y se acerca a Hugin Fm, donde
parece ser una zona limpia en general. La resistividad es baja, y aumenta en Hugin
Fm. El registro de neutron y densidad se cruzan también en esta formacion. Para
Sleipner Fm el indice de rayos gamma comienza a aumentar poco a poco y la

resistividad baja.

El cross plot de Heather Fm (figura 71) presenta indices de rayos gamma altos que
superan los 90 °API, la porosidad de neutrdn tiene un rango del 23 al 35 % y
densidades entre 2.4 a 2.55 g/cm?. El indice de rayos gamma y el registro de neutrén

indica que la litologia son arcillas compactadas, debido tambien a su densidad.
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0.05 °1384)°

07y 0

=5 0 5 10 15 20 25 30 55 40 45 50 55

25

RHOB (g/cm3)

3 3

.5 0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 Ty
NPHI (pu) ouoou

o DN Unknown (GR) I 200

Figura 71. Cross plot NPHI vs RHOB, Heather Fm.

Mientras que Sleipner Fm (figura 72) muestra valores de porosidad de neutrén entre
los 12 y 19 g/cm?3; un rango de densidad entre 2.3 y 2.6 g/cm?3 e indice de rayos
gamma que va de los 10 a los 90 °API. La litologia de la formacion, con base a la
bibliografia, son arenas y arcillas limosas, por lo que se infiere que este caso sean

arenas con ligera presencia de arcillas.
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Figura 73. Cross plot NPHI vs RHOB, Hugin Fm.

En la formacion de interés, Hugin Fm (figura 73), se observa que la distribucion de
los datos se alinea con la tendencia de las arenas. Sin embargo, el rango de
densidad es un poco mas amplio, ya que varia entre 2.15y 2.7 g/cm?, con una mayor
concentracion en los valores de 2.2 y 2.3 g/cm?. Los valores entre 2.3 y 2.5 g/cm?
estan presentes en menor proporcion, mientras que los valores entre 2.5y 2.7 g/cm?

son aun menos frecuentes. El indice de rayos gamma se mantiene en un rango bajo
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a medio, sin superar los 70 °API, aunque estos valores son escasos. Con base en

estos datos, se infiere que la litologia estd compuesta principalmente por arenas,

con una menor presencia de arcillas compactadas.

Los modelos de porosidad, volumen de arcilla, saturacion y permeabilidad

obtenidos son los siguientes (figura 74).
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Figura 74. Modelo de porosidad total y efectiva, volumen de arcilla, saturacion y permeabilidad del pozo 15/9-19 A
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En este pozo se tiene mayor cantidad de datos obtenidos de pruebas de nucleo
(CORE POROSITY y CORE PERMEABILITY), que se encuentran dentro de los
carriles de porosidad y permeabilidad respectivamente. Como se puede observar,
las pruebas de nucleo (puntos rojos) muestran una tendencia muy similar a los

modelos obtenidos, lo que indica una buena calibracion de los resultados.

e Heather Fm, debido a su litologia, presenta baja porosidad efectiva, alto
volumen de arcilla que va del 90% al 60%, y saturacion de agua mayor al
90%

e Hugin Fm, al ser una formacion limpia en su gran parte, tiene buena
porosidad efectiva promedio entre el 10 y 25 %, y una saturacion de buena,
menor al 30 % con excepcion de la parte superior entre 3800-3820 m. De la
misma manera, se presenta buena permeabilidad, lo cual permite la
acumulacioén y flujo de hidrocarburo.

e Se tienen pruebas de nucleo de los pozos 15/9-19SR y 15/9-19A que
concuerdan con los modelos, con una ligera excepcion de los 3860 a los 3870
m; donde la porosidad de los nucleos es ligeramente mas baja, y la
permeabilidad es ligeramente mas alta, aunque al ser poca la diferencia, se
decidi6 dejarlo de esta manera.

e En Sleipner Fm la porosidad es buena, entre 10 y 20 %, el volumen de arcilla

es bajo y no supera el 40 %, aunque la saturacion van del 60 al 80%.

El diametro de garganta poral se muestra en la figura 75, donde se puede notar
existe mayor fecuencia de poros de tamano Nano, Meso y Macro; sin embargo

tambien hay poros de tamafo Micro y Mega.
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Figura 75. Didmetro de garganta poral, pozo 15/9-19 A

modelo probabilistico (figura 76) se pueden hacer las siguientes

observaciones:

Heather Fm presenta litologia predominante en arcillas con un poco de
arenas, el diametro de por es menor 0.5 um. La porosidad efectiva y
permabilidad son bajas, mientras la satiracién de agua es alta, mayor al 80%.
Hugin Fm tiene una litologia que abunda en arenas, con presencia de arcillas
en menor cantidad. El diametro del poro varia de los 0.5 a los 20 um en la
formacion, siendo de los 3860 a los 3970 m donde se ubican los poros de
mayor tamafo. Presenta baja arcillosidad, buena porosidad efectiva entre 10
y 15 %, permeabilidad que llega a los 100 mD, y saturacién favorable de igual
modo. Tambien se puede apreciar contenido de carbon ligeramente mayor
que los pozos anteriores.

Sleipner Fm tiene arenas y arcillas, con un diametro de poros menor a los 2

u um en general. Presenta porosidad y permeabilidad regular, que va de 0 a
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15 % y no mayor a los 10 mD, bajo volumen de arcilla y una saturacion alta

que pasa del 60%. Se nota poca presencia de carbon en la parte inferior.
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En este pozo, el espesor mas importante tiene una magnitud de 10 m. como se

muestra a continuacion (figura 77).

e Espesorde 10.9 m. a los 3900 m.
e Esperor de 8 m. a los 3861 m y otro espesor del mismo tamaro a los 3913

m.

e También se pueden apreciar espesores menores a los 5 m. distribuidos en
Hugin, ubicados a los 3825, 3842, 3870, 3888 m. de profundidad.
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Figura 77. Zonas de paga encontradas en el pozo 15/9-19 A.
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La siguiente tabla (14) muestra los resultados obtenidos para los espesores brutos

y netos de este pozo.

Tabla 14. Espesores obtenidos del pozo 15/9-19 A

Well Zones FlagName Top Bottom Refer.ence Gross Net Net to Gross Au_Shale Av_Porosity Av,Wat.er
unit Volume Saturation
159-19-A  |HeatherFm |PAY 2908.56 2989.38 m 80.82 0.274 0.003 0.274 0.123 0.294
15.9-19-A  |HuginFm  |PAY 2989.38 3100.04 m 110.659 54.466 0.492 0.052 0.134 0.239
15.9-19-A  [Sleipner Fm |PAY 3100.039  |3142.196  |m 42.157 4.052 0.096 0.135 0.137 0.501

Tomando los espesores netos:

1. Hugin Fm: 54.4 m.
2. Heather Fm: 0.2 m.
3. Sleipner Fm: 4 m.
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CONCLUSIONES

A manera de conclusién, la evaluacion petrofisica probabilistica contempla un
sistema mas complejo de la formacibn en comparaciéon con los modelos
deterministicos convencionales, que pueden subestimar o sobreestimar algunas
propiedades petrofisicas y afectar directamente a la estimacion del Volumen
Original de Hidrocarburos. A continuacién, se enlistan algunas conclusiones del
proyecto:

Determinacion de espesores netos en Hugin Fm

e La evaluacidon petrofisica basada en registros geofisicos demostré ser
fundamental para cuantificar los espesores netos impregnados de

hidrocarburo presentes en Hugin Fm, los cuales son:

Pozo Formacién Espesor neto
15/9-F-11 B Hugin Fm 730 m.
15/9-F-4 Hugin Fm 119.3 m.
15/9-19 A Hugin Fm 54 m.
15/9-19-SR Hugin Fm 13.6 m.

Identificacion de zonas de alto potencial.

e Los modelos petrofisicos desarrollados permitieron identificar las zonas con

mayor potencial de acumulacion de hidrocarburos, las cuales son:

Pozo Formacion Espesor principal Profundidad
15/9-F-11 B Hugin Fm 148 m. 3700 m.
156/9-F-4 Hugin Fm 32 m. 3335 m.
15/9-19 A Hugin Fm 11 m. 3900 m.
16/9-19-SR Hugin Fm 6 m. 4323 m.
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Lo que resulta clave para la planificacion de cualquier actividad de

exploracion y produccion.

Calibracién y validacion de modelos petrofisicos.

Se logré una calibracion efectiva entre los estudios de petrofisica basica
(curvas modeladas de porosidad y permeabilidad) y los datos de nucleos

disponibles, lo que da mayor validez a los modelos obtenidos.

Confirmacién de hidrocarburos y priorizacion de objetivos.

En los cuatro pozos evaluados se confirmd la presencia de hidrocarburos en
Hugin Fm, destacando que el pozo 15/9-F-11 B atraviesa el mayor espesor
de 148 m. y en conjunto Hugin Fm tiene un espesor neto de 730 m. lo que lo
convierte en un objetivo prioritario.

Aunque el pozo 15/9-F-4 fue clasificado como pozo inyector, también se
identificaron zonas con presencia de hidrocarburos en Hugin Fm con un
espesor neto de 119 m. lo que sugiere la posibilidad de reevaluar su potencial
como productor.

Pozo Espesor Espesor Profundidad | Potencial
neto (m.) principal (m.) (m.)

15/9-F-11 B | 730 m. 148 m. 3700 m. Prioritario

15/9-F-4 119.3 m. 32 m. 3335 m. Por reevaluar

15/9-19 A 54 m. 11 m. 3900 m. Secundario

16/9-19-SR | 13.6 m. 6 m. 4323 m. Secundario
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