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RESUMEN.

CARACTERIZACION PETROFISICA INICIAL DEL CAMPO
PETROLERO GAUCHO EN EL SUR DE MEXICO.

Este trabajo se genero con la finalidad de conocer el comportamiento de los
parametros petrofisicos del campo Gaucho. Los mismos sirvieron para cuantificar
reservas en la zona del yacimiento, la cual hemos denominado zona A. Se pretende
con ello, justificar la inversion de capital en nuevos pozos con amplias oportunidades
exploratorias para encontrar y explotar los hidrocarburos en la zona, asi como realizar
reparaciones mayores a pozos ya existentes.

Para lograr todos los objetivos se considero la explotacion y deteccion de un sistema
petrolero definido, donde se pudo demostrar la existencia de sus elementos principales
como son la roca generadora, la roca almacén, la roca sello y la trampa geoldgica. Es
muy importante sefialar la madurez del sistema petrolero, para alcanzar su migracion y
acumulacion.

Se estudid el medio fracturado, sus comportamientos, los tipos de roca y las facies
sedimentarias, para definir unidades de flujo que aportan el Aceite.

Adicionalmente, se contd con registros geofisicos avanzados tomados en el campo,
que fueron procesados para obtener muy buena informacién para la petrofisica basica
inicial y con ocho pozos en los cuales se cortaron ndcleos, permitiendo conocer en
detalles la calidad de roca, la orientacién de las fracturas y los parametros basicos para
la generacioén de las evaluaciones petrofisicas.

El resultado fue una cartera de ocho nuevas localizaciones que pudieran ayudar a
drenar las reservas pertenecientes a la zona, indicando también sus coordenadas
superficiales y contactos geoldgicos en el subsuelo, asi como su posible contacto
Agua-Aceite.
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SUMMARY.

PETROPHYSICAL CHARACTERIZATION INITIAL OIL FIELD
GAUCHO IN SOUTHERN MEXICO.

This work was generated in order to understand the behavior of the petrophysical
parameters of the field Gaucho, these parameters serve to quantify reserves in the
reservoir, which we termed as zone A. This is also intended to justify the capital
investment in new exploration wells with ample opportunities to find and exploit oil in the
area and make major repairs to existing wells.

To achieve all the objectives are considered the operation and detection of a petroleum
system defined, we can prove the existence of its elements such as source rock, the
reservoir rock, seal rock and trap geology. It is very important to point out the maturity
of the petroleum system to achieve their migration and accumulation.

Fractured environment was studied and their behavior, the types of rock, sedimentary
facies, to define flow units that provide the oil.

For all these studies had advanced geophysical logs taken in the field, these records
were processed by obtaining good information for the original Basic petrophysical and
eight wells where cores were cut, allowing to know in detail the quality of rock
orientation of fractures and the basic parameters for the generation of petrophysical
evaluations.

The result was a portfolio of eight new locations that could help drain the remaining
reserves in the area, also indicating their coordinates surface and underground
geological contacts and possible oil-water contact.
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1. INTRODUCCION.

El proyecto inici6 con la actualizacion de la caracterizacion del campo Gaucho,
posteriormente se incluyé al campo Secadero debido a que forma parte de la misma
estructura, se considera parte de la estrategia para reclasificar e incorporar reservas
probables en campos maduros y bloques adyacentes a corto y mediano plazo.

Dentro del campo no se tienen estudios estratigréficos, solo se cuenta con estudios
regionales entre los que destacan, Aguayo (1979), Varela (1987, 1995), Spaw (2003),
gue describen la estratigrafia y sedimentologia de manera general.

Estructuralmente se realiz6 en el 2005 una interpretacion sismico-estructural que
incluye una inversion acustica que defini6 con dos pozos las tendencias de las
porosidades dentro del campo.

De acuerdo a lo anterior podemos definir objetivos del estudio estableciendo los
Modelos: Estratigrafico - Sedimentario, Sismico-Estructural, Petrofisico, Modelo
Geoldgico Integral, Calculo de Volumen Original y Propuesta de localizaciones de
desarrollo en ambos campos y en posibles bloques adyacentes.

Se describieron los nlcleos de 7 pozos del campo Gaucho, se realizaron descripciones
petrogréficas de muestras de canal que se integraron para establecer las facies de
depdsitos, se correlacionaron las electrofacies para delimitar la distribucion del
yacimiento. También se realizaron estudios micropaleontoldgicos de pozos que
sirvieron para estandarizar el marco cronoestratigrafico y definir las facies principales
de ambos vyacimientos, determinandose para Gaucho facies de Grainstone vy
Floastone-Rudstone de bioclastos de edad Turoniano y para Secadero facies de
Wackestone-Packstone fracturado del Cretacico Medio.

La interpretacion Sismoldgica se realizé en el cubo sismico Secadero 3D en la version
migrada preapilada en tiempo con filtro y ganancia y sin filtro sin ganancia utilizandose
para el control de velocidades los perfiles sismicos verticales (VSP) de los pozos
Gaucho-1, 3, 35, 301, Secadero-101, Guasimo-1 y Guarumo-1, la interpretacion de las
cimas del Cretacico Superior Maastrichtiano (Yacimiento Secadero), Turoniano
(Yacimiento de Gaucho) y Cretacico Medio, también se interpretaron horizontes del
Terciario, Eoceno y Mioceno, que sirvieron para obtener el modelo estructural en
profundidad. Se obtuvo también una inversién acustica que vislumbré la distribucion de
las propiedades del yacimiento, que sirvieron para reorientar las localizaciones de
desarrollo.

Para la evaluacion petrofisica se editaron, validaron y evaluaron los registros de 8
pozos: Gaucho-1, 3, 10, 11, 21, 22, 23 y 35, resultando una base de datos integrada
con informacién geoldgica y geofisica. De este estudio se obtuvieron resultados
atractivos, se reclasificaron las reservas en ambos yacimientos y se incorporé nuevas
reservas en Secadero.



Introduccién.

Como resultado del estudio se obtuvieron las configuraciones estructurales en tiempo y
en profundidad, de los yacimientos de Gaucho (Cima del Turoniano) y Secadero (Cima
Cretacico Medio): el primero es una estructura anticlinal orientada NE-SW, afectada al
este por una falla normal que la separa de Secadero, en este Ultimo, se propuso un
nuevo modelo estructural representado por un anticlinal orientado Este-Oeste, dividido
en dos bloques por una falla normal. A partir de esta propuesta se propuso una
reentrada del Secadero-1 para explotar rocas del Cretacico Superior en el bloque sur y
se proponen nuevas localizaciones con objetivo Cretacico Superior.

Se realizaron secciones estructurales donde se puede observar el comportamiento de
ambas estructuras con sus fallas inversas y normales, destacando el nivel agua aceite.
También se interpretaron secciones estratigraficas que definieron las facies productora
del campo Gaucho, representadas por Floastone-Rudstone de bioclastos y Packstone-
Grainstone con alta porosidad de matriz, definidos como depdésitos de banco, de edad
Turoniano.

Las facies productoras del Yacimiento de Secadero consisten de Wackestone
Packstone compacto con baja porosidad de matriz, fracturado, de edad Cretacico
Medio y se propone con la nueva interpretacién encontrar los flujos de Wackestone-
Packstone de edad Cretacico Superior fracturado.

Para la evaluacién petrofisica se validaron, editaron y evaluaron los registros geofisicos
completos considerando los sintéticos del pozo Gaucho-35. Como resultado de la
evaluacién petrofisica que define porosidad y permeabilidad entre otro factores del la
“zona A” del yacimiento de Gaucho-35 (Cima del Turoniano).

Para el modelo Geolégico Integral se generaron mapas de distribucion de Isopacas
observandose espesores brutos del yacimiento en Gaucho de 10-70 m. Y valores de
porosidad varian de 6-18%. En el campo Secadero se esperan porosidades entre 3-5%
para el Cretacico Superior con analogia con las rocas del campo Gaucho.



2. OBJETIVOS.

Realizar la caracterizacion petrofisica inicial del campo Gaucho, aplicando la
metodologia de tipos de roca y unidades de flujo al andlisis e interpretacion de los
registros geofisicos convencionales y avanzados (FMI, DSI, NMR), asi como a datos
de nucleos, secciones finas y presiones, para su aplicacion a todo el campo.



3. ALCANCES Y PROBLEMATICA DEL CAMPO.

Definir el tipo y calidad de roca, y unidades de flujo que constituyen el yacimiento del
Cretéacico Superior Zona A, en el pozo Gaucho-35, para posteriormente extrapolar los
resultados a todo el campo Gaucho y areas circundantes. Conjuntamente con la
distribucion de facies del yacimiento apoyar en la solucion de la problemética del
campo en actualizar la informacion de reservas de hidrocarburos, construir el modelo
estructural y estratigréfico y plantear una 6ptima estrategia de desarrollo generando
nuevas localizaciones para drenar las reservas remanentes.



4. LOCALIZACION GEOGRAFICA.
Localizacion.

La zona de estudio (Campo Gaucho) se localiza en el estado de Chiapas, al noreste
del Municipio de Pichucalco Chiapas, dentro de la zona Chiapas-Tabasco, que forma
parte de la Provincia Geolégica de la Sierra de Chiapas cuyas coordenadas son
X=483,548.00 Y=1942,268.00 (Figura 1).

JUAREZ

Figura 1. Mapa esquematico de localizacion del campo gaucho.



5. ANTECEDENTES.

El Campo Gaucho se localiza en el Sureste de México en el estado de Chiapas a 8 Km
al NW de la ciudad de Pichucalco Chiapas. A 34 kilometros de la ciudad de
Villahermosa, Tabasco. Tiene un area aproximada de 9.5 Km?. (Figura 2).

Figura 2. Localizacién esquematica a detalle del campo gaucho.

Geoldgicamente se encuentra en la Provincia Geol6gica de la Sierra de Chiapas-
Tabasco.

Las rocas que constituyen al yacimiento son calcarenitas del cretacico superior
formando una trampa combinada (estratigrafica y estructural). EI Campo Gaucho se
descubrié en 1987 a través de la perforacién del pozo Gaucho — 1, iniciando su
explotacion, en 1988, del cuerpo calcarenitico del Cretacico Superior, cuyo espesor es
del orden de 60 metros, siendo su espesor neto promedio de 49 metros. Su
profundidad media, segun el nuevo plano de referencia, esta a 2560 mbnm.

5.1. Geoldgicos.

Los estudios simicos 2D realizados en la parte noroccidental de la Sierra de Chiapas
datan de los afios 70s. Desde entonces y hasta la fecha; los estudios del area se han
intensificado en busca de estructuras adyacentes para oportunidades de desarrollo de
nuevas zonas de interés.

En el afio de 1997, se obtuvo informacién del estudio de un cubo sismico llamado
Secadero 3D, a través del cual se visualizé una estructura en mejor posicion estructural
gue el pozo Gaucho-1, (descubridor del campo), por lo que se propuso la perforacién
de ese bloque denominado Gaucho—-35.



Antecedentes.

5.2. Estructurales.

Se considera una estructura anticlinal con cierre contra falla al S y SE, y con cierre por
echado de las capas en sus flancos W y N, en donde se puede mencionar la existencia
de un sistema petrolero. La localizacién Gaucho-35 se define como la culminacion de
una estructura anticlinal, originada por dos fallas inversas.

Dentro del &rea de los campos Gaucho y Secadero no se han realizado estudios
estratigraficos a nivel local, Unicamente se tienen trabajos regionales que no resuelven
el problema estratigréfico a nivel de yacimiento.

En los trabajos previos se describen las rocas del Cretacico Medio y Cretacico Superior
como unidades estratigréficas individuales, las rocas del Cretacico Medio como una
secuencia de carbonatos depositados en ambiente de plataforma lagunar, mientras
gue el Cretacico Superior Turoniano-Maastrichtiano lo define como una secuencia de
brechas depositadas en facies de talud proximal y distal; el material que conforma
estas facies son derivadas de la franja erosionada en el borde norte de la plataforma y
que estas rocas son representativas de las facies 3 de Wilson, a las que describimos
como:

Wackestone-packstone de bioclastos, intraclastos y rudstone de rudistas e
intraclastos con foraminiferos plancténicos.

Brechas calcareas de talud formadas por clastos de fragmentos de rudistas
moluscos indeterminados, corales, algas y foraminiferos plancténicos.

Floastone a rudstone de rudistas e intraclastos ligeramente dolomitizado con
fragmentos de coral, milidlidos, bentonicos y exoclastos en la matriz de estas
rocas es comun encontrar foraminiferos plancténicos.

Spaw M. J. (2003) distingui6é dos sistemas de depdsito para el Cretacico Superior uno
de bajo nivel asociados a una plataforma abierta sin bordes, parecidos a los depdsitos
del Cretacico Medio donde las profundidades varian de 3 a 20 m, predominando la baja
energia y abundan los biostromas de rudistas en forma de hojas o laminas, en la parte
inclinada de la plataforma existen flujos de escombros con Wackestone ricos en
foraminiferos plancténicos. Mientras que en el sistema de alto nivel hay un incremento
en la circulacién del agua y en la diversidad faunistica, se desarrollan los biostromas de
rudistas y corales, los cuales crecen en comunidades con colonias de corales,
briozoarios y algas, abundan los Grainstone, los biostromas de rudistas crecen en
forma de bancos donde se incrementa la energia.

Finalmente Spaw, 2003, menciona que el Cretacico Tardio culmina con una trasgresion
marina grande, donde finaliza la plataforma carbonatada somera y da paso a depdsitos
carbonatados profundos con abundancia de radiolarios.



6. SISTEMA PETROLERO.

En la exploracion y evaluacién de hidrocarburos, es de gran importancia comprender
los conceptos de sistema petrolero y del play, debido a que actualmente se utilizan
como una metodologia, disminuyendo el riesgo en su prospeccion.

Generalmente, cuando estudiamos una cuenca se inicia con el proceso de conocer la
cuenca sedimentaria, posteriormente se estudia el Sistema Petrolero, después el Play
y al final el prospecto (Figura 3).

Cuenca Sedimentaria
Sin importancia

\ econdémica

Sistema Petrelero

Muy importante \

econdémicamente
Prospecto

Figura 3. Secuencia de estudio y analisis de una cuenca sedimentaria. (Delgado R.,
2008).

El lugar natural donde se originan los hidrocarburos son las cuencas sedimentarias, en
donde existen uno o mas sistemas petroleros, los cuales requieren de la convergencia
de cuatro elementos fisicos como son: la roca generadora, la roca almacén, la roca
sello y la trampa geoldgica; asi como de otros procesos haturales necesarios como
son: la formacion de la trampa, la madurez de la roca generadora, la expulsion del
aceite, la migracion, asi como la acumulacion y retencion de los hidrocarburos. La
ausencia de uno solo de estos elementos o procesos, elimina la posibilidad de tener un
yacimiento de hidrocarburos (Figura 4).



Sistema petrolero.

|47 Extension geografica del sistema petrolero 4"
Id— Extension del play ——

Extension del prospecto/fcampo

o . © o
~N ~
7 e
%Eénsién \\\\
Estratigrafica
*\- del Sistema \‘ \

|:| Rocas de sobrecarga

N Petrolero
\ NN i [ |Rocasello Rell
del sistenTal o elleno
petrolero [ |Roca del yacimiento | seqimentario
AN - Roca generadora De la cuenca

- Rocas infrayacentes

- Yacimiento de petroleo (O
i © [30JRoca del basamento

Cinturon plegado y cabalgado Cina de la ventana del aceite
74 {Las flechas indican el movimiento — Cimade la ventana del gas
relativo de las fallas) g

Figura 4. Componentes de una cuenca sedimentaria. (Delgado, 2008)

Demaison y Huizinga, 1994 (en Delgado, 2008) definen al Sistema Petrolero como un
sistema natural fisico-quimico y dinamico que genera y concentra petroleo; funciona en
una escala de tiempo y espacio geoldgico. Requiere de la convergencia de ciertos
elementos geoldgicos y eventos esenciales en la formacion de depdsitos de petrdleo
gue incluye: madurez de la roca generadora, expulsion del aceite, migracion
secundaria, acumulacion y retencion.

En este trabajo de investigacion lo considero como un Sistema Petrolero en el cual es
necesario aplicar una Metodologia Exploratoria que estudia y describe las relaciones
genéticas existentes entre las rocas: generadoras, almacenadoras y sello de una
cuenca sedimentaria y su relacion con los procesos geoldgicos que intervienen en la
formacion de trampas, la generacién, expulsion, migracion, acumulacion y preservacion
del petréleo.

El Play es la parte fundamental del Sistema Petrolero y se reconoce porque posee una
0 mas acumulaciones de hidrocarburos, identificados por un caracter geolégico comun
de yacimiento, trampa y sello, sincronia y migracion, preservacion, un mismo caracter
de ingenieria de la ubicacion, medio ambiente y propiedades de los fluidos y su flujo; o
por una combinacion de ellos.

Un Play Fairway es el area maxima actual donde se tiene presencia de roca
potencialmente almacenadora (Figura 5), con la posibilidad de tener un sello Regional
y que haya sido cargada con petroleo (British Petroleum, 1993).



Sistema petrolero.

En resumen, un Play es un Modelo, de como un Yacimiento productor es cargado por
un Sistema Petrolero Regional 6 es un grupo de elementos y factores de campo con
similitud Geoldgica en roca generadora, yacimiento y trampa, que controlan la
ocurrencia de gas y petroleo.

A

Sello

Yacimiento
Generadora

e freadePlay

Figura 5. Esquema mostrando los elementos de analisis del Play Fairway. (Delgado,
2008).

La figura 6 Muestra la seccion geoldgica en direccibn NW-SE, misma que se extiende
desde el pozo Gaucho-22 Hasta el pozo Gaucho-35, donde observa mas somera la
secuencia sedimentaria. (Cuadro 1).

GR - RHOB

F=. =
= .
= 27-40 °AP| ZEA —

R R

Profundidades = TVDSS

Figura 6. Seccidn geoldgica donde se muestra la evolucion sedimentaria y los
diferentes tipos de aceites. En °API.
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Sistema petrolero.

Cuadro 1. Datos de pozos e informacion de aceite.

Pozos Profundidad °API Tipo de Crudo
Gaucho-11,22 2720-2660 e
Gaucho-10,1 2550-2605 15-24 Pesado
Gaucho-21 2530-2482 27 - 40 Ligero
Gaucho-3 2530-2480 52 Super Ligero
Gaucho-35 2510-2455 42 - 61 Super Ligero

6.1. Elementos del Sistema Petrolero en la zona de estudio.

Roca Generadora.

Los estudios de biomarcadores e isotopia, generados en coordinacién con el Instituto
Mexicano del Petréleo y confirmado con los estudios realizados por los proyectos de
Chevron (2008), IMP-Petrobras (2009), y los analisis operativos del Instituto Mexicano
del Petréleo realizado en (2010), indican que la roca Generadora que dio origen al
petrdleo explotado en el area fue depositado en un ambiente marino arcillo-
carbonatado, correlacionable con la secuencia litolégica del Jurasico Superior
Tithoniano, constituida principalmente por calizas arcillosas negras y gris oscuro,
depositadas sobre un mar abierto en condiciones andxicas; constituyendo las rocas
generadoras mas importantes que se conocen en esta area y que han aportado la
mayor cantidad de petréleo que de aqui se extrae, que por efectos de migracion
vertical hacia arriba o hacia abajo ha rellenado las trampas del Kimmeridgiano,
Cretacico Medio y brechas del Cretacico Superior-Paleoceno.

En las Cuencas del Sureste con base en los métodos geoquimicos se han identificado
cuatro sistemas petroleros eficientes, en el caso especifico del area del campo Gaucho
los aceites que se explotan del play Cretacico Superior y recientemente del play
Cretéacico Medio constituido por un Packstone-Grainstone fracturado del cual aporto en
el intervalo 2603-2639m. Aceite de 37 °APl en los pozos Gaucho-1,35, 301 y
Secadero-1. Figura 7, de acuerdo a su caracterizacion geoquimica por biomarcadores
corrobora su afinidad a las rocas generadoras del Cretacico Inferior las cuales se ha
identificado en la Plataforma Artesa-Mundo Nuevo y en la Sierra de Chiapas.
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Sistema petrolero.

Figura 7. Familias de aceite en los pozos Gaucho-1, 35,301 y Secadero-1

Roca Almacenadora.

Las rocas almacén de interés en el campo Gaucho, Secadero y Mundo nuevo, son de
edad Cretacico Medio y Cretacico Superior, las primeras constituidas por Dolomias y
Wackestone - Packstone de bioclastos, fracturado y las segundas, por Packstone -
Grainstone de bioclastos fracturados, de un ambiente de plataforma.

Los dos plays fueron probados al encontrar produccion comercial de hidrocarburos en
los pozos Gaucho-1, 35,301 y Secadero-1. Las rocas fueron evaluadas
petrofisicamente a través de los registros geofisicos y posteriormente probadas en la
etapa de terminacion del pozo. Para Gaucho-35 en particular el resultando fue
productor de aceite.

Roca Sello.
Para el Cretacico Medio se consideran sello los cuerpos de Mudstone arcilloso; y para
el Cretécico Superior la secuencia arcillo-arenosa del Paledgeno.

Trampa.

A nivel Cretacico el entrampamiento es de tipo estructural, consiste en un anticlinal con
cierre contra falla al SE y con cierre propio en su flanco W, en donde se ha
comprobado el funcionamiento de un sistema petrolero. Dando muy buen resultado en
la produccion de aceite.

Migracion.

El proceso de migracion que origind la acumulacion de hidrocarburos en estas
estructuras, es de tipo primario y secundario para los sedimentos del Plio-Pleistoceno;
para las estructuras del Mesozoico probablemente haya sido de tipo secundario por
fracturamiento, las barreras son verticales por fallas selladas y de manera lateral por
cambios de facies.
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Sistema petrolero.

Sincronia.

Con base en la sincronia de eventos la edad de la roca generadora es Cretacico
Inferior, constituido por un Mudstone arcilloso con abundante materia orgénica; las
rocas almacén se consideran las del Cretacico Medio y Cretacico Superior y consisten
de Packstone-Grainstone.

Las rocas sello son las lutitas del Pale6geno. La trampa estéa relacionada con el evento
compresivo Chiapaneco que se origind probablemente a finales del Oligoceno con
intermitencias hasta el Plio-Pleistoceno.

La expulsiéon y migracion de los hidrocarburos posiblemente esta relacionada con los
depositos desde fines del Eoceno hasta el Reciente.

La preservacion se da a partir de Mioceno Superior, hasta el Reciente, considerando
los elementos del Sistema Petrolero y los procesos implicitos en el proceso de
formacion de un yacimiento petrolero, se considera que existe buena sincronia en este
sistema de acuerdo al modelado geolégico bidimensional regional en esta area de la
cuenca.
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7. GEOLOGIA.

7.1. Marco tectonico Geologia Regional.

El marco tecténico del sureste de México esta relacionado con las placas Americana,
La paca de Cocos y el Caribe, también esté integrado por la Plataforma de Yucatén, el
sistema de fallas Motagua-Polochic y el Macizo Granitico de Chiapas. Entre la
Plataforma y el sistema de fallas se localiza un Cinturén Plegado, que deformé una
potente columna sedimentaria del Mesozoico y Terciario, dando lugar a un gran
namero de estructuras en el subsuelo, en las areas productoras Cuencas Terciarias del
Sureste y el area Mesozoica Chiapas-Tabasco. Figura 8.

m‘?ﬁ?cw DE YUCATAN Tl “
r n o QUINTARA

Figura 8. Modelo esquematico de los elementos tectonicos del sureste de México.

El marco tecténico y estratigrafico del campo Gaucho se realiz6 con base a los datos
geoldgicos, sedimentarios y paleontoldgicos aportados por los pozos exploratorios y de
desarrollo. Esta informacion integrada a la sismica permite la correlacion de las cimas
cronoestratigraficas y la definicibn de la arquitectura estratigrafica Mesozoica y
Terciaria en el area.

Se ha observado que a través del tiempo geoldgico, el paquete sedimentario en el cual
se armaron las estructuras, involucra rocas que van desde el Jurdsico Superior
Kimmeridgiano hasta el Plio-Pleistoceno, destacando dos tiempos de evolucion
principales:

1.- Del Jurdsico Superior Kimmeridgiano al Pale6geno se presenta compresion y
distension (presencia sal). El paquete sedimentario presenta variaciones de
espesor de “SW” a “NE” (pozo Ocote-101, con 1,190 m) y espesor condensado en
el pozo Luna-1 (571 m).
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Estratigrafia.

Se considera que la méxima expresion de las estructuras ocurrio durante el
Oligoceno tardio - Mioceno temprano, pues en el area, la superficie de despegue
que controla los sedimentos del Nedgeno se desplaza principalmente sobre
sedimentos del Oligoceno.

La sal represent6 la zona de despegue principal, pues sobre de ella se facilit6 la
movilidad de los sedimentos que la sobreyacen (Mesozoicos-Paledgeno)
determinando asi la arquitectura principal de las estructuras. Los mayores
espesores de sal reconocidos en el area son:

El pozo Pomposu-1A que penetré 59 m del Mioceno y posteriormente en el sentido
de la perforacién, perfor6 31 m del Kimmeridgiano (al6ctono), para entrar al
Oligoceno (autéctono), asi mismo los pozos Sisal-1 con 2,168 m y Turulete-101
con 910 m (En la base del Mioceno). Es importante resaltar que por debajo de
1,080 m de sal en el pozo SEN-97 se penetré la formacion equivalente Agua
Nueva del Cretacico Superior.

Durante el Nedgeno, se evidencia una etapa principalmente extensional, durante la
cual se formaron las Cuencas Terciarias del Sureste. Excepcionalmente se
generaron algunas estructuras de acortamiento por movilidad gravitacional de
arcilla. (Area Tizon en la porcion “NE” del proyecto). Estructuralmente, la
localizacién Teotleco-101, se ubica en la porcibn noreste de la cuenta de
Huimanguillo, perteneciente a la Provincia Geoldgica de las Cuencas Terciarias del
Sureste (Proyecto de Plays Mesozoicos, 2009 La Subcuenta de Huimanguillo se
encuentra limitada al poniente por una falla normal con caida hacia la Cuenca de
Comalcalco y al oriente por falla normal con caida hacia la Cuenca de Macuspana;
dentro del cinturén plegado de la sierra de Chiapas, se caracteriza por ser un
depocentros pasivo por subsidencia, en donde su columna sedimentaria se
encuentra casi completa, sin fallas normales o discordancia de importancia, figura
9. Estructuralmente, la Localizacién del campo Gaucho se encuentra en el cinturén
plegado de la sierra de Chiapas, perteneciente a la Provincia de la Cuenca
Chiapas-Tabasco.

En un principio, la Cuenca de Comalcalco-Pescadores se consideraba constituida por
la Cuenca de Comalcalco y la Cuenca Salina del Istmo; sin embargo, Valois, et. al
(2006), en base a sus caracteristicas geoldgicas y estructurales, las consideré como
separadas, debido a que la Cuenca de Comalcalco se caracteriza por presentar fallas
normales de deslizamiento gravitacional, con caida al NNW y fallas contra-regionales
por evacuacion de sal y en donde la producciéon se encuentra asociada a estructuras
de tipo rollover; mientras que, la Cuenca Salina del Istmo se relaciona principalmente
con la intrusién de masas salinas, las cuales originaron yacimientos asociados con
acufiamientos contra sal, o con fallas normales en la parte alta de los domos.
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Estratigrafia.

— CUENCA DE

- PESCADORES CARACTERIZADA POR FALLAS NORMALES
REGIONALES FOR EVACUACISN

Figura 9. Depocentros terciarios, asociados a la antigua cuenca del sureste de México.

El area donde se ubica la localizacion Gaucho-35 forma parte de la Area Mesozoica
Chiapas- Tabasco, la cual es productora de aceite ligero, superligero, asi como
también de gas y condensado en los niveles Cretacico Medio y Cretacico Inferior;
Estructuralmente, la cuenca se encuentra constituida por una serie de anticlinales y
sinclinales de direccion NW-SE, que afectan a la columna sedimentaria del Mesozoico
y Paleégeno, como sucede con el alineamiento: Juspi-Pichucalco (7), con direccion
NW-SE, en cuyo extremo NW se encuentra la Localizacion del campo Gaucho (Figura
10).

Cerca de la localizacion se tienen los campos productores Edén-Jolote y Teotleco,
descubiertos en 1983 y 2008 respectivamente. En el campo Edén-Jolote se produce
aceite de 39°APIl y gas y condensado de 44° API, con una acumulada de 266 mmbpce
y una reserva remanente de 60 mmbpce. El campo Teotleco es productor de aceite de
42°API, con una acumulada de 4 mmbpce y una reserva remanente de 87 mmbpce.

De manera particular, la estructura del campo Gaucho presenta una forma alargada y
buzamiento hacia el NW, con cierre estructural por falla inversa en sus flancos noreste
y suroeste; en el extremo sureste cierra contra una falla normal. Figura 10. Estilo
estructural para el Mesozoico y Paledgeno de la Localizacion Gaucho-35, misma que
se localiza en el extremo NW del alineamiento Juspi Pichucalco donde tenemos el
campo Secadero, ambos se encuentran en el mismo cubo sismico.
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Estratigrafia.

. . 1.-Neza Tancochapa
Alineamiento Estructural 2-persea-Chicoain
3.-Chirimoyo-Chintul
= 4.-Catedral-Muspac
i 5_Caimba-Malvaujo
8.-LaPrimavera-Cactus-Jolote
9.-,adero-Nispero
10.-LaCueva - Cunduacin
11.-Chivalic-Oxiacaque

Figura 10. El campo Gaucho en asociacion con el alineamiento estructural Gaucho-
Paredon.

7.2. Geologia local.

El estilo estructural de la posicion de cualquier pozo es dificil de visualizar en un punto,
esto solo se puede ver a nivel regional o semiregional por lo que es importante tener
una referencia y tener una idea del estilo estructural. Por lo que corresponde a la
estructura Gaucho-35 se encuentra entre los alineamientos estructurales Caimba-
Malva-Jujo y Juspi-Pichucalco y pertenece al cubo sismico Secadero (Figura 10).

La estructura del campo Gaucho forma parte del alineamiento Gaucho-Paredén que es
uno de los once alineamientos estructurales de la Sierra de Chiapas. Esta orientada de
NW a SE, cierra hacia él SE contra una falla normal que cae en ese sentido; en la parte
norte, presenta otra falla normal con orientacién NW-SE, con caida hacia el NE; y hacia
el oeste el cierre es por echado normal de las capas. Tiene un area maxima de
yacimiento de 11 km? a nivel del Cretacico Medio.

La estructura del campo Gaucho se define como una estructura con una falla normal
orientada NW-SE con una caida NE, cortada por una falla en la parte SE. El estudio de
Plays denominado Cuenca Chiapas —Tabasco que se realiz6 en los afios 2008-2009,
fue creado para conocer el analisis del modelo de depdsito de las rocas del Nedgeno
para los campos Gaucho- Secadero, mismo que se localiza en la parte central de la
provincia Geoldgica de Las cuencas Terciarias del Sureste.

Su objetivo fue subdividir la secciéon Mioceno y Plioceno a lo largo de toda las cuencas,
construir mapas de distribucién de facies para los niveles mencionados, asi como
entender el mecanismo que formo las trampas para delimitar los plays productores, en
las diferentes zonas estructurales de la Sierra de Chiapas de Las cuencas Terciarias
del Sureste. Su objetivo fue subdividir la seccién Mioceno y Plioceno a lo largo de toda
las cuencas, construir mapas de distribucion de facies para los niveles mencionados,
asi como entender el mecanismo que formo las trampas para delimitar los plays
productores, en las diferentes zonas estructurales de la Sierra de Chiapas (Figura 11).
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Estratigrafia.

Figura 11. Configuracion sismico-estructural del campo Gaucho.

Marco Estructural Local del Yacimiento.

La estructura de Gaucho es fundamentalmente un anticlinal asimétrico, controlada al
sureste por una falla principal de tipo normal con rumbo NE-SW, formada en la etapa
Laramidica de plegamiento (Cretacico Superior-Terciario), al norte por echado normal,
y al sur contra una falla aparentemente transcurrentes.

Posiblemente exista un cuerpo salino a nivel del Jurasico Caloviano en el nucleo de la
estructura, controlando el sistema de depédsito durante el Cretacico Superior. El
sistema de fallas secundarias se divide en dos, el primero compuesto por fallas con
rumbo E-W, con génesis similar a la falla principal y de tipo normal e inverso con mayor
penetracion y el segundo tipo compuesto por fallas mas jovenes, generalmente dentro
del Cretécico Superior (Ks) con desplazamiento de tipo normal y con rumbo paralelo a
la principal. El campo no se considera dividido debido a que este fallamiento es escaso
y las facies de banco carbonatado ofrecen grandes porosidades, minimizando el efecto
del fracturamiento. El &rea aproximada del Campo Gaucho es de 9.5 Km?. (Figura. 11).

7.3. Analisis Sismico-Estructural.

Analisis de la sismica.

El Campo Gaucho se encuentra cubierto en su totalidad por el proyecto sismico
Secadero 3D, el cual tiene dos versiones de procesado: la migrada postapilamiento y la
migrada antes apilar; esta ultima fue la que se utilizd para el estudio de actualizacion
siendo que present6é mejor definicién de la imagen sismica.
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Estratigrafia.

Figura 12. Espectro de potencia y de Fase en el intervalo objetivo de 1-8 - 2.5 s.

Para interpretar se utilizé la versibn migrada preapilamiento en tiempo sin filtro y sin
ganancia, con frecuencia central de 14 Hz (Figura 12) con un ancho de banda util de 8
Hz a 25 Hz, que corresponde a una resolucion vertical de 200m a 50m. Considerando
que el yacimiento del Campo Gaucho corresponde a un banco carbonatado con
espesores de aproximadamente 60 m existe la suficiente resolucion para distinguir la
roca almacén en la imagen sismica. La fase uniforme en el objetivo.

Es importante mencionar que fue indispensable realizar la rotacion de fase para
calibrar la respuesta de sismica con la cima y base del yacimiento y de esta forma
obtener los atributos sismicos lo mas preciso posible.

Al modelo de velocidades final se le nombré Cubo Sismico Secadero 3D. Es
importante mencionar que el modelado fue tridimensional y se considero las leyes de
velocidad ya calibradas con el sintético, asi como las superficies de correlacion del
Mioceno Inferior, Oligoceno, Cretécico superior, Cretacico medio y Cretécico inferior,
con sus marcadores geoldgicos.

Figura 13. Seccion sismica sobre el cubo de velocidades de intervalo.

El modelado de velocidades se considera sencillo y de buena confiabilidad, debido a
gue no existen cambios laterales de velocidad bruscos, como puede ser arcilla o sal,
por lo que los mapas en tiempo reflejan las tendencias estructurales de una buena
forma (Figura 13).
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Estratigrafia.

Marco Estructural Regional.
Durante el Mesozoico la cuenca se comporté como un margen pasivo, generador de
carbonatos.

El area de estudio formé parte de una cuenca antefosa en el Paledgeno y Mioceno, y
para el Plioceno y Pleistoceno de una cuenca tipo extensional de relleno pasivo. En el
area Chiapas-Tabasco, durante el Cenozoico existieron dos tipos de cuencas, una que
corresponde a cuenca antefosa que funciond desde el Paledgeno y hasta el Mioceno
Tardio y otra de relleno pasivo durante el Plioceno-Pleistoceno. La cuenca antefosa fue
formada debido a que los cinturones cabalgados de la Sierra Madre Oriental y Sierra
de Chiapas, obedeciendo a una compensacion isostatica y al peso del apilamiento de
las cabalgaduras en el frente compresivo, generaron una flexura en la litésfera paralela
al frente cabalgante, flexura que corresponde a una cuenca antefosa.

El choque del Bloque Chortis contra el Blogue Yucatéan es la causa de la deformacién
compresiva durante el Paledgeno y Mioceno, mientras que la deformacién distensiva
inici6 probablemente en el fin del Mioceno Tardio y se intensific6 en el Plioceno
Temprano cuando sucedid el rebote isostatico del margen sur del Bloque Yucatan,
debido a que el Bloque Chortis se alejaba.

Las masas de sal se encuentran en campos petroleros constituidos por estructuras
compresivas, algunas veces adoptando la misma forma que la estructura. Con base en
lo anterior y de acuerdo a que las masas se encuentran emplazadas en el Paleégeno,
se puede decir que probablemente durante este tiempo las masas salinas llegaron al
piso ocedanico debido a un proceso llamado expansion por gravedad, posteriormente
durante el Mioceno Medio-Tardio algunas masas adoptaron la forma de las estructuras
compresivas (como en el campo Cactus) y después, en otra etapa probablemente
durante el Plioceno Temprano, algunas masas fueron reactivadas (como los campos
Tecominoacan y Malva-201) debidas a otro proceso, carga diferencial, proceso que
aln puede estar activo.

La sal se deposité en etapas tempranas de un rift intracontinental durante el Jurasico
Medio-Tardio, la cual durante el Kimmeridgiano Temprano probablemente inici6 a
desplazarse por diferencia de densidades y la sal que no se desplazé podria ser la
superficie de despegue de los cinturones plegados y cabalgados del sureste de
México.

Correlacion de horizontes secciones sismicas.

Los horizontes que se utilizaron para este estudio fue la cima del Cretacico Superior
(Ks) Maastrichtiano que corresponde a un reflector discordante de amplitud positiva
debido al aumento en la densidad y la velocidad al pasar de las lutitas del paleoceno a
los carbonatos del Cretacico; la cima del Ks Turoniano corresponde a un reflector
concordante de amplitud negativa obedeciendo principalmente al cambio de
velocidades de los carbonatos compactos del Ks Santoniano al banco carbonatado de
alta porosidad y cima del Cretacico Medio (Km) Cenomaniano que se manifiesta con
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un reflector de amplitud positiva que se debe al cambio del banco carbonatado a los
carbonatos mas compactos del Km Cenomaniano. (Figuras 14, 15, 16, 17, 18, 19 y 20).
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Figura 14. Cima y Base Regional del Cretacico Superior y Cretacico Medio del pozo
Snuapa-101 a Secadero 101.
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Figura 15. Cima y Base Regional del Cretécico Superior y Cretacico Medio del pozo
Gaucho-1 a Mecate-1.
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Figura 16. Cima y Base Regional del Cretacico Superior y Cretacico Medio del pozo
Gaucho-22 a Gaucho-35. Orientacion SW-NE.

Figura 17. Cima y Base Regional del Cretacico Superior y Cretacico Medio de los
pozos Gaucho-22 a Gaucho-35 Linea Azul.

Cima y Base Regional del Cretacico Superior y Cretacico Medio de los pozos Guasimo-
1 a Gaucho-22 Linea Roja.
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Figura 18. Configuracion estructural del Cretacico Superior Maastrichtiano.

Figura 19. Configuracion estructural del Cretacico Superior Turoniano (Yacimiento).
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Figura 20. Configuracion estructural del Cretacico Medio Cenomaniano (base de
Yacimiento).
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8. ESTRATIGRAFIA.

8.1. Estratigrafia Regional.

Las rocas del Cretacico Medio y Superior fueron reportadas en trabajos anteriores
como unidades estratigraficas individuales, M. Varela S. (1995) reporta las rocas del
Cretacico Medio como una secuencia de carbonatos depositados en ambiente de
plataforma lagunar, mientras que el Cretacico Superior Turoniano-Maastrichtiano lo
define como una secuencia de brechas depositadas en facies de talud proximal y
distal, concluye que el material que conforma estas facies son derivadas de la franja
erosionada y que estas rocas son representativas de las facies 3 de Wilson,
mencionadas anteriormente.

Durante los trabajos realizados en campo se genero informacién del subsuelo a través
de los pozos perforados obteniendo una columna sedimentaria hasta de 7,000 m se
detectaron rocas carbonatadas y terrigenas depositadas en facies de plataforma, talud
y cuenca las edades que varian del Jurasico Superior al Mioceno Inferior.

También tenemos informacién superficial existente que son rocas igneas intrusivas y
extrusivas de edad Plioceno-Pleistoceno que intrusionan y cubren a las rocas
sedimentarias en actitud discordante.

La columna estratigrafica aflorante se inicia con las rocas del Jurasico-Superior y
Cretacico-Inferior de la Formacion San Ricardo, representada por un cuerpo de
carbonatos en la base e intercalaciones de carbonatos y terrigenos en la cima, ésta
unidad fue depositada en facies de plataforma con cambio de facies.

Le subyacen en contacto concordante los carbonatos del Cretacico Medio, Formacion
Sierra Madre depositadas en facies lagunar, estas rocas al noreste del area cambian a
facies de cuenca. Le subyacen en contacto discordante los terrigenos y carbonatos de
las Formaciones Méndez y Jolpabuchil depositadas en facies de cuenca y talud
respectivamente.

Esta interrupcion de la columna Unicamente fue observada en superficie al sur del
area, en tanto al subsuelo en los pozos perforados al noreste y en facies de cuenca no
es considerada. Le subyace el contacto transicional y concordante los terrigenos finos
y gruesos con horizontes carbonatados del Paleoceno de la Formacién Soyalo,
depositados en facies de cuenca, cubriendo a estas rocas en actitud normal se tienen
los terrigenos del Eoceno, los cuales forman un cambio de facies de oriente a poniente
de plataforma a cuenca, Culminan en orden cronoestratigrafico y en contacto
transicional las rocas areno-arcillosas del Oligoceno y Mioceno depositadas en facies
de plataforma y cuenca, las cuales cambian de facies de oriente a poniente.
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8.1.1. Terciario.
Estos sedimentos estan representados por una secuencia alternante de cuerpos de
arenas de grano grueso a medio y lutitas, con intercalaciones de bentonita.

8.1.2. Mioceno.

Las rocas de esta edad que afloran dentro del area son de dos facies; de plataforma al
sureste y de cuenca al suroeste y norte. La primera Esta constituida por terrigenos y la
segunda esta representada por alternancia de arenas y lutitas. Estas rocas se exponen
en los nucleos de los Sinclinales. Chintul, (Latitud 17°25°41” y Longitud -93°
24°24.42"). Muspac (lat 17° 28°49"" y Long. -93° 21°46""), Buenavista (Lat. 17° 17°02"
y Long. -93° 14°04""), Ixtacomitan (Lat. 17° 25"29"" y Long. -93° 06'57""), Tapilula (Lat.
17° 13°09”" y Long. -93° 01'557) y en el Anticlinal Caimba (Lat. 17° 26°34"" y Long. -
93° 11" 227).

8.1.3. Oligoceno.

Las rocas de esta edad expuestas dentro del area son de dos facies, de plataforma al
oriente y de cuenca al poniente. En este trabajo Unicamente se estudiaron las facies
de cuenca las cuales consisten de una secuencia de terrigenos finos a Gruesos con
esporadicas intercalaciones de carbonatos. (Las de facies de plataforma son
reportadas en trabajos previos como una, secuencia alternante de terrigenos y
carbonatos).

Las rocas de plataforma afloran en el area del flanco occidental del Sinclinal Tapilula,
las de cuenca estan expuestas en los flancos de los anticlinales. Mono Pelado, La
Unién y Caimba.

8.1.4. Eoceno Inferior.

Las rocas estudiadas en esta edad son de dos facies; de plataforma al sureste y de
cuenca al suroeste y norte. Las primeras se definen como una secuencia de terrigenos
y las segundas consisten de una secuencia de sedimentos arcillo-arenosos con
esporadicas Intercalaciones de carbonatos y lechos de conglomerados.

Dentro de la zona de trabajo las facies de plataforma afloran al noreste y sureste de
Copainala. Sobre el nucleo del sinclinal del mismo nombre. Las facies de cuenca, se
exponen en los alrededores de la Presa Netzahualcdyotl, sobre el nucleo de los
anticlinales, Mono Pelado y los flancos del Anticlinal Caimba y Sinclinal Ixtacomitan.

8.1.5. Paleoceno Superior.

Gonzélez A. (1967) fue quien propuso el termino para describir una secuencia de
sedimentos arcillo-arenosos, con horizontes de carbonatos de edad Paleoceno que
afloran en el cauce del arroyo El Nopal, cerca del Poblado.de Soyalo, Chiapas.

Dentro del area esta unidad conserva las caracteristicas liticas definidas en la localidad
tipo y se ha encontrado en todos los pozos perforados en la zona.
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Aflora al sur y sureste del &rea, se observan en los flancos de los anticlinales, La
Primavera, Caimba y la Gloria. Estan constituidas por Lutita gris claro y gris oscuro en
partes arenosa,

8.1.6. Mesozoico.

Las rocas que se depositaron durante el Mesozoico estan constituidos principalmente:
por Mudstone a Wackestone ligeramente arcilloso de baja energia. Tithoniano por
Mudstone con intercalaciones de dolomias depositadas en ambientes de plataforma de
mar abierto. Cretacico Inferior por Dolomias micro a meocristalinas depositadas en
ambientes de plataforma con facies de laguna de supremarea e intermarea. Cretacico
Medio por Dolomias, Mudstone a Wackestone ligeramente dolomitizado y packstone de
miliolidos, depositados en ambientes de plataforma de facies lagunares. Cretécico
Superior Turoniano Grainstone-rudstone de rudistas (arenas calcareas esqueletales) y
Packstone de rudistas. Cretacico Superior Santoniano-Coniaciano Wackestone a
Packstone de foraminiferos planctdnicos de plataforma externa. Cretacico Superior
Maastrichtiano y Campaniano Wackestone-Packstone de foraminiferos planctonicos y
conglomerados de bioclastos y litoclastos de plataforma externa-talud. (Figura 21).

Jeffrey C. (1912) propuso este nombre para definir un cuerpo de margas que
descansan sobre la Formacién San Felipe, menciona como localidad tipo los
afloramientos expuestos cerca de la estaciébn Méndez del ferrocarril San Luis Potosi -
Tampico. En la zona sureste se adopté este término para referirse a sedimentos
similares en edad, encontrados en el subsuelo del area Chiapas-Tabasco.

Afloran en los anticlinales la Primavera, la Gloria y Caimba, cercanos al area de
estudio, En el subsuelo se alcanzaron sedimentos similares en los pozos Secadero-1,
Secadero-101, Sandalo-1, Guaco-1y 1A, Gaucho-1y 35.

8.1.7. Cretacico Superior:.

Gonzélez A. (1963) propuso este hombre con el rango de miembro para describir a una
secuencia de caliza litogréfica, densa con fractura concoidal estratificada en capas de
150 a 200 cm de espesor con bandas y nédulos de pedernal negro y ambar. Propone
como localidad tipo los afloramientos expuestos en las margenes del arroyo
Jolpabuchil, localizado a 3 km al suroeste de la finca del mismo nombre, le asigna una
edad de Cretacico Superior y sugiere (que la presencia del pedernal no es una
caracteristica distintiva en esta unidad ya que puede estar presente a no).

Posteriormente Sanchez M. 0. (1969) eleva a este miembro, el rango de formacion y
menciona que en algunas localidades de la Sierra de Chiapas esta unidad solo
comprende los pisos de Campaniano-Maastrichtiano. Dentro del &rea de acuerdo con
la informacion de superficie y subsuelo se asigna a esta unidad un alcance de
Turoniano-Maastrichtiano y se sugiere que para reconocer esta unidad en el campo se
tome como caracteristica distintiva la presencia de pedernal, como se demuestra en los
pozos Caimba-11y 12, Rosarito-2A. Secadero-1, Secadero-101, Sandalo-1, Guaco-1y
1A, Gaucho-1 y 35. Se encontr6 Wackestone gris verdoso y gris claro parcialmente
recristalizado, con presencia de pedernal negro y ambar.
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8.1.8. Cretacico Medio.

Bose (1905) fue el primero en definir esta unidad para una secuencia de calizas y
dolomias. Posteriormente Gonzalez A. (1963) dividia la Formacion Sierra Madre en dos
miembros; Cantelha para el Cretacico Medio y Jolpabuchil para el Cretacico Superior y
Cretacico Medio. El primer nombre fue asignado a un cuerpo de dolomitas que afloran
en el rio Cantelha y el segundo se asigno a un cuerpo de calizas gris obscuro con
bandas y nédulos de pedernal negro que afloran a 3 km al suroeste de la finca
Jolpabuchil sobre el arroyo del mismo nombre.

Castro M. (1975) Con Vélez (1981) ampli6 el rango de la Caliza Cintalapa al
Santoniano. Finalmente Sanchez M. 0. (1978) Sugiere elevar al nombre de Sierra
Madre al rango de Grupo, representada por las formaciones Cantelha, Cintalapa y
Angostura.

= =
[ Miocens B Padeocas B Credcico kbrior [ Eymiskr Tmsons 20Ta.
= Oievcee B Cotico Spwie oy i Sopeic B s v W)

Figura 21. Geologia y estratigrafia regional del area de estudio.

8.2. Estratigrafia Local.

A nivel Cretacico Medio las caracteristicas corresponden a secuencias depositadas en
ambientes de plataforma y cuenca para el Cretacico Superior.

A continuacién se describen las unidades Litoestratigréficas en orden de depdsito.
(Figura 22).

Cretacico Medio.

Esta representado en la base por una Dolomia café claro microcristalina a
mesocristalina, subhedral, con microfracturas parcialmente selladas por dolomita,
cavidades por disolucién rellenas de anhidrita y calcita, presenta lineas
microestiloliticas, contiene buena impregnacion de aceite ligero en porosidad
intercristalina, fracturas y cavidades por disolucion.

La parte media esta representada por un Packstone café claro de litoclastos y
bioclastos en partes dolomitizado, café claro a crema, recristalizado, con microfracturas
selladas por calcita e impregnacion de aceite de aspecto ligero; presenta
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microestilolitas selladas con material arcillo-bituminoso con buena a regular
impregnacién de aceite de aspecto ligero en porosidad intercristalina.

La cima estad constituida por un Wackestone-Packstone café oscuro de bioclastos,
recristalizado, presenta microfracturas selladas por calcita e impregnacion de aceite de
aspecto ligero y microestilolitas con material arcillo-bituminoso, contiene pobre
impregnacién de aceite de aspecto ligero en porosidad intercristalina.

El Cretacico Medio Cenomaniano se datd con el microfésil: Nezzazata sp.
Nummoloculina Heimi.

Cretacico Superior Turoniano.
Estd representado Packstone-Grainstone de bioclastos recristalizados, presenta
microestilolitas con material arcillo-bituminoso.

El contacto se asigné mediante marca eléctrica, por correlacion con los pozos del
campo Gaucho, considerandose esta secuencia como no desarrollada.

Cretécico Superior Coniaciano.
Esta representado por Wackestone café claro, recristalizado con escasas
microfracturas selladas por calcita, presenta Pedernal negro y ambar.

El conjunto faunistico que permitié asignar la edad Cretacico Superior Coniaciano es:
Whitheinella paradubia, Dicarinella sp.

Cretacico Superior Santoniano.

Constituido por Wackestone crema de bioclastos en partes silicificado, con escasas
microfracturas selladas por calcita e intercalaciones de Mudstone-Wackestone de
bioclastos recristalizado y Pedernal translucido, café oscuro y negro. Se asigno la edad
Cretéacico Superior Santoniano con base en el fosil indice Sigalia deflaensis.

Cretécico Superior Campaniano.

Consiste de una secuencia de Wackestone gris claro y gris oscuro de bioclastos con
escasas microfracturas selladas por calcita y lineas microestiloliticas con material
arcillo-bituminoso. Se daté con base en el siguiente conjunto faunistico:
Globigerinoides bolli, Globotruncana linneiana, Contusotruncana caliciformis.

Cretécico Superior Maastrichtiano.
Se encuentra constituido por un Wackestone gris verdoso y gris claro de bioclastos
parcialmente recristalizado con escasas microfracturas selladas por calcita y lineas
microestiloliticas arcillo-bituminosas.

Se le asignd la edad de Cretacico Superior Maastrichtiano con base en el siguiente
conjunto faunistico: Psedotextularia elegans, Rugoglobigerina sp., Contusotruncana
fornicata, Globotruncanita stuartiformis.
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Paleoceno Superior.

Se encuentra en contacto discordante con las rocas del Cretacico Superior
Maastrichtiano, estando ausente los sedimentos del Paleoceno Inferior, estan
constituidas por Lutita gris claro y gris oscuro en partes arenosa, calcarea.

Se dat6 la edad con el microfésil: Morozovella velascoensis, EI ambiente de depdésito
es Batial inferior y se determind mediante la fauna bentdnica: Usbekistania charoides,
Trochaminoides deformata, Textulariella barrettii.

Eoceno Inferior.

Esta constituido por intercalaciones de Lutita gris claro y gris oscuro, calcarea y Lutita
arenosa gris claro, calcarea, con presencia de calcita blanca, micas y pirita. El conjunto
faunistico que permitié la datacion de estas rocas es el siguiente: Morozovella formosa
gracilis, Morozovella subbotinae, Morozovella marginodentata, Morozovella aequa. La
Batimetria es Batial inferior con base en la fauna benténica: Usbekistania charoides,
Heterolepa dutemplei, Gyroidinoides altiformis.

Oligoceno Medio.

Estos sedimentos se encuentran en contacto discordante con los del Oligoceno
Superior, estando ausente los sedimentos del Eoceno Inferior hasta el Oligoceno
Inferior y se caracteriza por una Lutita gris claro y gris oscuro calcarea con
intercalaciones de Arenisca gris claro de grano fino a medio angular a subangular
regularmente clasificada y consolidada, cementada en material calcareo arcilloso, con
presencia de calcita blanca. Se asigné la edad Oligoceno Medio con el microfésil
Globorotalia opima opima. Batimetria: Batial Inferior.

Oligoceno Superior.

Esta representada por Lutita gris claro y gris oscuro con intercalaciones de Lutita
arenosa gris oscuro y Arenisca gris claro y gris verdoso de grano fino a medio angular
a subangular regularmente clasificada y consolidada, cementada en material calcareo
arcilloso. Se dat6 la edad Oligoceno Superior con la aparicion del fosil indice
Globorotalia opima nana. Batimetria: Batial Inferior.

Mioceno Inferior.

Se constituye por una Lutita gris claro y gris oscuro, calcarea en ocasiones arenosa,
con intercalaciones de Arenisca gris claro y gris verdoso de grano fino a medio, angular
a subangular regularmente clasificada, regularmente consolidada, cementada en
material calcareo arcilloso. EI Mioceno inferior se daté con el microfésil plancténico:
Praeorbulina sicana. Batimetria: Batial Medio.

Mioceno Inferior-Medio.

Esta constituido por una Lutita gris claro y gris oscuro, calcarea en ocasiones arenosa,
con intercalaciones de Arenisca gris claro y gris verdoso de grano fino a medio, angular
a subangular regularmente clasificada, regularmente consolidada, cementada en
material calcareo arcilloso. El conjunto faunistico que se identifica es el siguiente:
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Globorotalia fohsi robusta, Globorotalia fohsi lobata, Globorotalia fohsi fohsi,
Globigerinoides bisphericus. Batimetria: Batial Medio.

Mioceno Medio.

Esta constituido por intercalaciones de Lutita arenosa gris claro y gris verdoso,
calcarea y Arena de cuarzo blanco y translucido de grano fino a medio subredondeado,
moderadamente clasificado con presencia de calcita blanca, micas y pirita.

El Mioceno medio se daté por posicion estratigrafica en el area y con los pozos de
correlacion. Por fauna la muestra se presentd practicamente estéril. Batimetria: Batial
Medio.
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Figura 22. Columna estratigrafica explorada en el campo Gaucho.
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Cuadro 2. Estratigrafia.

Estratigrafia.

COLUMNA GEOLOGICA COMPUESTA TABASCO-CHIAPAS

CUATERNARIO

ACTUAL RECIENTE

INDETERMINADO

O PARAJE SOLO

Arcillas  arenosas a arenas muy finas (limolita), gris verdoso 'y gris parduzco
bien clasificada, intercaladas con capas de arenas angulosas gris claro y de grano|
medio; en la base presenta delgadas capas de lignito, carbon fosil y fragmentos de moluscos.

TERCIARIO

FILISOLA

La constituyen potentes cuerpos de arena gris claro de grano fino a grueso y lentes de lutita arenosa|
(limolita) gris verdoso.

PLIOCENO

FM. FILISOLA

Potentes cuerpos de lutitas y lutitas arenosas gris verdoso y gris oscuro con intercalaciones
de capas de arena gris claro y gris oscuro de grano medio, en esta zona se distingue unicamente|
en los pozos que se perforan cerca de la actual linea de costa y hasta en una linea imaginaria y
paralela a la misma,  situada aproximadamente  a 30 km. tierra  adentro,

CONCEPCION
SUPERIOR

Lutitas arenosas gris claro, y gris verdoso, bien estratificadas, incluye caps de arena gris claro
y gris verdoso de grano fino a medio.

CONCEPCION
MIOCENO INFERIOR

Constituida por lutita arenosa gris, gris verdoso y gris oscuro, intercaladas con capas de arenal
gris claro arcillosa, de grano fino.

ENCANTO

Potentes cuerpos de lutitas ligeramente arenosa, gris y gris claro, hacia la base presenta interca-|
lacion de cuerpos de arenisca blanca, de grano fino. En algunos campos esta formacion es
productora de aceite.

DEPOSITO

Potentes cuerpos de lutita gris verdosa, con intercalaciones de arenisca de cuarzo; podria ser con
intercalaciones de cuarzo gris claro, de grano medio a fino, bien cementada con material calcareo;
se observan lentes de bentonita gris verdoso, descansa en una discordancia sobre sedimentos arcillosos
arcillosos de Oligoceno medio.

OLIGOCENO MEDIO

Constituida_principalmente por lutita bentonitica gris verdosa, con intercalaciones de capas delgadas
de bentonita verde y azul.

EOCENO

Potentes espesores de lutita gris claro y gris verdoso, compacta, masiva, calcarea; en la cima presenta|
intercalaciones con capas de caliza brechoide blanco cremoso y bentonita verde azulosa

PALEOCENO

Predomina lutita bentonitica calcarea de gris verdoso dura, en la cima presentan capas de arenisca
gris clara, en la base se encuentran brechas de caliza blanco cremoso indican la discordancia regional
entre el Terciario y el Cretacico Superior.

CRETACICO

FM. MENDEZ

Formada principalmente por margas café rojizo clara, hacia la cima presentan brechas calcareas color
blanco cremoso; incluyen calizas tipo Mudstone, Wackestone, Packestone y Greinstone.

SUPERIOR SAN FELIPE

Representado por calizas bentoniticas, gris verdoso con intercalaciones de finas capas de bentonita
verde claro.

AGUA NUEVA

Consiste de una caliza crema (mudstone blanco cremoso) y gris claro, compacta. Presenta microfracturas

en ocasiones impregnadas de aceite, asi como abundancia en bandas de nodulos de perdernal biogeno
gris claro, gris oscuro, café claro, negro y ambar, hacia la base esta constituido por Mudstone arcilloso,
café oscuro, negro y gris verdoso.

MEDIO

El cretacico medio varia dependiendo de la zona, dentro del area Chiapas-Tabasco.

1a fase: de Sur a Norte; desde las primeras estribaciones de la sierra de Chiapas hasta el sur del Campo
Sitio Grande, incluyendo en una linea Este-Oeste, los campos Giralda, Iris, Dorado, Mundo Nuevo,
Se constituye por calizas de plataforma ( Wackestone, Packestone y Greinstone ) de colores cafd
claroy gris claro.

2a fase: comprende rocas de mar abierto, constituida por brechas con clastos de calizas, incluyendo
restos de macrofosiles, rudistas, caliza dolomitizada y dolomia café claro y gris claro, esta franja|
parece corresponder a un margen de cuenca o talud arrecifal.

3a. fase:mas al norte se encuentran calizas de aguas profundas (de cuenca), como Mudstone de color]
blanco cremoso, café claro, compacto con dolomia café claro, gris claro, y textura microcristalina y|
mesocristalina.

INFERIOR

Representado por calizas mudstone arcillosas gris, gris verdoso y café oscuro; en su parte media y hacia|
la base pasa a dolomia gris parduzco y gris verdoso, en ocasiones con intercalaciénes de anhidrita blanca;

en el Norte del area Chiapas-Tabasco lo constituye un Mudstone gris oscuro y gris verdoso que hacia la|
base se gradtia a Packestoney Greinstone de oolitas; su espesor varia de 500m en la cuenca a 1000m|
en plataforma.

JURASICO

TITHONIANO

Constituido en toda el drea por mudstone arcilloso, café oscuro y negro, en ocasiones parcialmente|

dolomitizado, ademas puede estar presente dolomia arcillosa café oscuro. Estas rocas son consideradas
las principales generadoras de hidrocarburos liquidos y gaseosos, su espesor varia entre los 100 y 600m.|

SUPERIOR

KIMMER

Consiste de una secuencia alternante de Packestone y Greinstone de oolitas peletoides café cremoso y]|
y gris verdoso compacto, con intercalaciones de anhidrita en capas delgadas, en algunos campos del area

se presentan las rocas descritas ligeramente dolomitizadas o en otras transformadas en dolomia.

Se incluye tambien mudstone verde claro y verde oscuro. Estas rocas son consideradas como excelentes
almacenadoras de hidrocarburos y su espesor varia de 265 a 548m.

OXFORDIANO

Formado por mudstone y wackestone café claro, gris verdoso y gris oscuro, puede presentar dolomitizacion|
incipiente, en capas alternancia con de anhidrita blanca y yeso blanco de espesor variable.
Incluye Packestone de oolitas café claro, compacto. La potencia de estas rocas varia de 265 a 900m,|

MEDIO CALLOVIANO

d 1 llad

Es rep da por y wi caé claro,gris oscuro, comp con  micr¢
por calcita; en la parte media y basal (de lo hasta ahora perforado). Hacia la cima consiste de Packestone,|
Greinstone de biogenos café cremoso y gris verdoso, incipientemente dolomitizados; presenta capas inter-|
caladas de anhidrita blanca y yeso blanco, ambos de aspecto masivo; incluye ademas mudstone arcillosol
gris oscuro y café oscuro compacto. El espesor es de 1146m.
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9. FACIES.

Se define como el aspecto, apariencia y caracteristicas de una unidad de roca, que
refleja generalmente las condiciones de su origen y que la diferencia de las unidades
adyacentes o0 asociadas (Glosario de Geologia, 1980).

9.1. Modelo de facies.

El modelo de facies se obtiene mediante la destilacion y la concentracion de aquellas
caracteristicas que (varios ambientes similares) tienen en comun.

Los Geologos han advertido que una facies observada en una unidad estratigrafica que
puede mostrar rasgos y caracteristicas similares a las descritas en otras unidades de
edades diferentes o que provienen de otras regiones de la tierra. Esto esta relacionado
con el hecho de que tales facies, que presentan los mismos aspectos, fueron
depositadas bajo condiciones fisico-quimicas idénticas. En consecuencia, el término
facies puede utilizarse, extendiendo su significado, para designar rocas sedimentarias
con el mismo aspecto, fauna y flora, aun cuando pertenezcan a edades diferentes
reflejando condiciones fisico-quimicas similares correspondientes al medio donde
vivieron los organismos y se depositaron las rocas.

Segun Selley (1970), se admitird “que una facies tiene cinco pardmetros que la definen:
la geometria, la litologia, la paleontologia, las estructuras sedimentarias y el esquema
de paleocorrientes “.

Generalmente, una facies esta rodeada por otras, que a su vez estan relacionadas con
ella. Esto significa que en un ambiente determinado las facies no estan distribuidas al
azar, sino gue constituyen asociacién o secuencia previsibles.

9.2. Secuencia.

Se denomina secuencia a la sucesion de eventos geoldgicos, procesos, 0 rocas,
distribuidos en orden cronoldgico para mostrar su posicion y edad con respecto a la
historia geoldgica en su totalidad. (Glosario Geologico).

Secuencia Litoldgica, se define como una serie de al menos dos unidades litologicas,
gue forman una sucesion natural, sin ninguna otra interrupcion importante a excepcién
de la superficie de estratificacion. El espesor del estrato no esta considerado.
(Lombard, 1956).

Se distinguen tres érdenes de secuencias:
- Secuencias microscopicas delgadas.

- Secuencias macroscopicas medianas.
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- Secuencias megascopicos grandes.

Secuencia Granulométrica, corresponde a una evolucion en el tamafio del grano sin
cambio en la mineralogia. Esta puede ser:

- Granodecreciente.
- Granocreciente.

Secuencia de facies, corresponde a una serie de facies que pasan gradualmente de
una a otra. La secuencia puede estar limitada en el techo y en la base por un contacto
neto o erosivo, o por unos hiatos en la sedimentacion.

9.3. Andlisis de facies a partir de los perfiles de pozos.

Los perfiles de pozos proveen la Unica fuente de datos que brinda, con precision,
informacién sobre la profundidad y sobre el espesor aparente, e incluso real, de las
capas perforadas. Se podria admitir que los perfiles de pozos son como una fotografia
de las formaciones atravesadas. Por lo tanto, ellos proporcionan una informacién
completa y confiable.

9.3.1. Muestras de canal.

Es el conjunto de fragmentos de rocas provenientes de las diferentes formaciones
atravesadas durante la perforacion y traidas a la superficie por el lodo de perforacién,
tienen la ventaja de ser recuperadas durante la perforacién, se pueden hacer
descripcion litolégica, Paleontolégicas y estudio de geoquimica.

9.3.2. Nucleos.

En estudios de subsuelo, la herramienta mas valiosa de observacion directa de la roca,
es el nucleo, con el cual se puede identificar la litologia, ambientes de deposito,
estructuras sedimentarias, actividad de organismos, observaciones que reflejan las
caracteristicas mas importantes de un reservorio. El nlcleo es muy Util para tener una
mejor vision de la distribucion cualitativa de la porosidad y permeabilidad de la roca,
con los datos aportados por él; se puede elaborar mapas de tamafio de grano,
Arcillosidad, grado de compactacion, etc. Igualmente, se le puede practicar una serie
de analisis (convencionales y especiales), que sirven para definir cuantitativamente las
propiedades fisicas de la roca, en funcion de procesos de recuperacion conociendo y
detectando los hidrocarburos existentes.

En el area de estudio se definieron las siguientes Facies:

Para la identificacion de las facies se describieron en total 16 nucleos de los cuales 2
corresponden al Cretacico Medio y 14 al Cretacico Superior, 7 de estos los
encontramos localizados dentro del yacimiento (zona A), en este capitulo se describen
las facies principales encontradas para el Cretacico Superior (Facies de arenas
calcareas esqueletales de banco del Turoniano y Facies de base de Talud proximal y
distal del Maastrichtiano-Campaniano).
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9.4. Ambientes de Facies.

Facies del Cretacico Superior.
Dentro del yacimiento (Zona "A") del Campo Gaucho se identificaron cuatro facies.
a) Grainstone de Rudistas
b) Packstone de Rudistas
c¢) Grainstone de Rudistas, Algas y Gaster6podos
d) Packstone de limo de cuarzo Microdetritico.

Estas facies se describieron a detalle con base en el sistema de clasificacion de
Dunham y de Embry Klovan (Modificado de Dunham). Se definieron a través de
evidencias megascopicas y petrograficas, cada facies puede tener una o varias
Subfacies, Debido a la impregnacién de aceite en los nucleos, las facies no pueden ser
distinguidas adecuadamente, mas sin embargo la petrografia fue muy importante para
este proyecto. A continuacion se describe brevemente cada una de las facies:

a) Facies de Grainstone de Rudistas.

Las facies de Grainstone de Rudistas estan representadas por fragmentos de rudistas
en textura de Grainstone. Se definieron 4 Subfacies en funcién de su tamafio de grano,
las cuales se describen a continuacion:

Subfacies de Grainstone de Rudistas (fragmentos >1 mm).

Subfacies caracteristica por su tamafio de grano (observados en las fotografias y
fotomicrografias de los nucleos) mayores de 1 mm de didmetro, dominado por
fragmentos de rudistas, en una textura de Grainstone. y cominmente contiene valvas
de rudistas, especificamente caprinidos, pero también radiolitidos. (Figuras 23 y 24).
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Figuras 23 y 24. Subfacies de Grainstone de Rudistas (fragmentos >1 mm), Gaucho-10
(2876.1 m) y Gaucho-35 (2735.4 m). Los caprinidos se encuentran en la posicion de
crecimiento.

Subfacies de Grainstone de Rudistas (fragmentos <1 mm).

Subfacies caracteristicas por el tamafios de grano (observados en las fotografias y
fotomicrografias de los nucleos), menores de 1 mm el diametro, principalmente
dominan fragmentos de rudistas, en textura de Grainstone. Usualmente el nucleo tiene
pocas valvas dispersas de rudistas. (Figuras 25y 26).

Figuras 25 y 26. Subfacies de Grainstone de Rudistas (fragmentos < 1 mm),
microfacies que muestran la alta porosidad mdldica e intergranular, probablemente de
los rudistas, también se observan algunas placas de equinodermos Gaucho-10
(2883.8 m).
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Subfacies de Packstone-Grainstone de Rudistas.

Subfacies dominadas por fragmentos de rudistas, en textura de packstone-Grainstone.
El tamafio de grano en esta Subfacies no es caracteristico, ya que puedes variar como
puede observarse en la figura 27. Esta Subfacie esta constituida por valvas de rudistas
principalmente caprinidos, pero también por radiolitidos.
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Figura 27. Subfacies de Packstone-Grainstone de Rudistas, Cima del nucleo-1 del
Gaucho-23 (2900.2 m), donde se observan fragmentos de equinodermos y una fuerte
impregnacion de aceite.

Subfacies de Grainstone de Rudistas y Algas.

Esta subfacie es muy similar a la subfacie de Grainstone de rudistas, pero con la
diferencia de tener un tamafio menor (<1mm el didmetro) dominado principalmente
constituida por rudistas, pero asociado con algas dasycladaceas. Aunque esta facies
es relativamente de grano fino, algunas valvas rudistas pueden flotarse dentro de ella.

En el Gaucho-21 estas Subfacies dominan en ambos nucleos, pero no revelaron
mucha informacién cuando se describieron debido a la alta impregnacion de aceite
pesado. La clasificacion del tamafio de granos varia de grano grueso a (Figura 28) a
grano medio (Figura 29). En las facies de grano medio se encontré bioturbacion (Figura
28), mientras que la zona de rudistas es evidente (Figura 29). Otros rudistas
(caprinidos y radiolitidos) también estan presentes particularmente en la parte superior
de grano grueso, pero no dominan en este nuicleo.
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Figura 28. Grainstone de grano grueso de Rudistas Figura 29. Grainstone de
y algas, Gaucho-21 N-3 (2789.3 m) rudistas y algas en la cima del
nucleo-3, el I6bulo en la base
del fragmento es probable una

bioturbacion, (2789.0 m)

Las Subfacies de Grainstone de rudistas se interpretan como depdsitos de facies
someras. Los fragmentos de rudistas provienen de biostromas de rudistas a través de
la bioerosion y agentes fisicos y posiblemente de verdaderos cuerpos de arrecifes de
rudistas como tales, aunque nunca se han cortado ndcleos en un arrecife de rudistas.

Los fragmentos del tamafio de arenas y gravas son derivados de las areas de
acumulacion de rudistas que fueron retrabajados en las arenas de olas y barras, por la
accion del oleaje y las mareas.

Las fabricas de granos mas gruesos se relacionan muy probablemente a las areas mas
cercanas de las acumulaciones originales; Las fabricas de granos mas finos estan
relacionadas con el transporte a grandes distancias, como las Subfacies que tienen un
alto grado de matriz algacea mezclada con los rudistas.

Las profundidades del agua son probablemente del orden de pocos metros, cerca de
los 20 m de profundidad. El alto grado de cementacién marino temprana que presentan
algunas muestras es indicativo que la profundidad del agua era muy someras.
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Figura 30. Grainstone de Rudistas y algas, Gaucho-21 (2783.9 m), se observa una
valva de rudista en una matriz de grano fino.

b) Facies de Packstone de Rudistas.

La textura depositacional de esta facies es Packstone, dominado principalmente por
fragmentos de rudistas, pero no con la alta abundancia como en la facies de
Grainstone de Rudistas. Esta facies se desarrollo mas ampliamente en el area del
Nucleo-1 del Gaucho-23, pero también esta presente en los Nucleos-3 y 4 del Gaucho-
35, asi como, en la cima de nucleo-1 del Gaucho-10. En general son facies de grano
fino, aunque algunas valvas de rudistas pueden estar flotando dentro de esta. También
se asocian a esta facies los fragmentos de equinodermo, algas dasycladaceas y
ostras; y se pueden definir las siguientes subfacies:

Subfacies de Packstone de rudistas y equinodermos.

Esta subfacie domina en la parte superior del Nucleo-1 del Gaucho-23 y es de grano
mas grueso de todas estas Subfacies. El nucleo no revela muchos detalles debido a la
impregnacién del aceite pesado que lo mancha, aunque los equinodermos son visibles,
también hay estilolitas en todas partes. Esta subfacie es dominada por bioclastos de
aragonito (preservados como porosidad moéldica) y fragmentos dispersados de
equinodermos (placas y espinas dorsales) en una fabrica de Packstone. Hay presencia
relativamente abundante de foraminiferos benténicos pequefios y plancténicos hialinos,
como también grandes fragmentos de coral. Es notable que los bivalvos, algas
dasycladaceas y ostras estén ausentes o relativamente son menos abundantes que en
los Subfacies subyacentes de Rudistas-Algas-Ostra. Algunas veces se tiene abundante
limo de cuarzo.

Subfacies de Packstone de rudistas.

Estas Subfacies domina la parte media del ndcleo-1 del Gaucho-23 y es de grano mas
fino que el intervalo que le sobreyacen (Subfacies de Packstone de rudistas de
equinodermos), aunque en el ndcleo no se observan detalles debido a la impregnacién
de aceite pesado, sin embargo contiene un poco mas de valvas de rudistas. No
obstante las estilolitas estdn ausentes, pero el grado de fracturamiento es mayor.
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Petrogréficamente estas subfacies estan dominadas por bioclastos de aragonito
(preservados como porosidad mdldica), fragmentos de algas dasycladaceas y ostras.
Las texturas depositacionales son de Packstone. Los fragmentos de algas
Dasycladaceas y ostras realmente se concentran solamente en la parte mas inferior de
esta microfacies, la parte superior es transicional dentro del Packstone de Rudistas-
Equinodermos.

Otros aloquimicos parecen concentrarse preferencialmente en estas microfacies, los
gue incluyen fragmentos de bivalvos, y hay una carencia notable de pequefios
foraminiferos pelagicos. Los macrofésiles, segun lo observado en el nucleo, las valvas
del rudistas son comunes en estas subfacies, mas que en otras.

La gradacién hacia la cima en otras facies/subfacies es indicada por la presencia de
algunos fragmentos de equinodermos, determinado la cima, arriba de las Subfacies de
Packstone de Rudistas-Equinodermo. La distribucion del limo de cuarzo es dispersa
hacia la base del intervalo, relativamente las concentraciones son localmente altas,
antes que la facies cambie a facies de Packstone del limo del cuarzo de Microdetritico.

Figura 31. Packstone de Rudistas, Figura 32. Facies de Packstone de

Gaucho-35 superficie de inundacién en la rudistas con impregnacion de aceite,

parte superior del nucleo-3, (unidad muestra la porosidad madldica de los
3A3B). fragmentos de rudistas y fragmentos de

equinodermos no impregnados en matriz
de grano fino. Secuencia superior
Gaucho-35 (2725.8 m).
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Figura 33. Packstone constituido principalmente por bioclastos de equinodermos y
ostras, depdésitos tipicos de la zona del yacimiento Gaucho-21, 2783.1 m.

Las facies Packstone de rudistas se interpretan como facies de plataforma externa de
baja energia. La diversidad de aloquimicos, sugiere que es relativamente de mar
abierto. En las facies de Grainstone los fragmentos de rudistas se originaron por
procesos fisicos de erosion y bioturbacion de biostromas de rudistas, para esta facies
probablemente estos sedimentos estan transportados dentro del mismo ambiente de
depdsito durante las tormentas. Las profundidades probables del agua habran estado
del orden de 20 m (+/- 10 m), es decir muy cerca del oleaje.

c¢) Facies de Grainstone de Rudistas, Algas y Gaster6podos.

Probablemente es una de las facies mas distintivas dentro del yacimiento, debido a su
baja porosidad y permeabilidad, en las laminas delgadas se observa un alto contenido
de algas (dasycladaceas), gaster6podos y algunos fragmentos de coral, en
comparacion a otras facies de rudistas. También se caracteriza por un alto contenido
de cementacidon marino temprana (cemento isépaco) y la porosidad es rellenada o
sellada en su totalidad casi siempre por la calcita espatita. Esta facies se localiza en los
nacleos 3 y 4 del Gaucho-35 en la base de la secuencia A3 y se desarrolla
comunmente sobre las facies de Grainstone de rudistas. La cima de la base esta
comunmente karstificada, con infiltraciones de arcilla de color oscuro y caliza de la
misma fabrica. Le sobreyacen cominmente facies de Packstone de rudistas (Figuras
34y 35).
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Figuras 34 y 35. Grainstone de Rudistas, Algas y Gasterépodos, podemos apreciar
tanto megascopica y petrograficamente la cima de uno de los ciclos en la parte inferior
del nucleo 3 (2730.1 m), Gaucho 35, donde se observa baja (manchas de bitumen) o
ausencia de porosidad.

Facies de Packstone de limo de cuarzo Microdetritico.

Esta facies solo se encuentro en el Nucleo-1 del Gaucho-23, domina en la parte inferior
del nacleo y es de grano mas fino que cualquiera de todas las facies observadas
dentro del yacimiento del Turoniano ("Zona A"). El tamafio de grano es relativamente
homogéneo como se observa tanto en el nicleo como en las laminas delgadas (Figura
36), también se tiene valvas de ostras dispersas.

Petrograficamente se caracteriza por un bajo contenido de bioclastos (aunque hay
muchos microdetritos, que no es posible identificarlos (pero que probablemente
pertenecen a rudistas) en un textura de Packstone. El limo de cuarzo detritico es un
componente notable y relativamente menos abundantes, asi como pequefios
foraminiferos plancténicos hialinos y valvas de ostracodos.

También se tienen desarrollados fragmentos méas grandes, como por ejemplo:
bioclastos Aragoniticos (muy probablemente de rudistas) y ocasionales grumos
micritizados de material Aragoniticos, (probablemente de rudistas, pero existe la
posibilidad de que pertenezcan a algas dasycladaceas o corales, esta idea no puede
ser descartada).

En algunas muestras también estan presentes fragmentos grandes dispersos de
equinodermos, gasteropodos y ostras. Sin embargo, la "matriz* es la que caracteriza a
estas microfacies. La muestra superior en el Gaucho-23 tiene menor contenido de limo
de cuarzo y puede considerarse como transicional entre las subfacies de Packstone de
Rudistas, Dasycladaceas y Ostras.
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Se interpreta que estas facies se depositaron en ambientes de baja energia, afuera de
los bancos y en plataforma de aguas profundas (> 30 m de profundidad), posiblemente
asociados con una trasgresion dado contexto con el nucleo.

Figura 36. Facies de limo de cuarzo Microdetritico, Gaucho-23, 2905.2 m. Seccién
delgada escaneada completa.

Fabricas Karsticas.

En varios nlcleos se observaron fabricas karsticas. En el pozo Gaucho-35, en los
nacleos 3 y 4 se tienen desarrollos de superficies karsticas, para cada secuencia tiene
una fabrica diferente y un relleno de desarrollo karstico asociado a la misma. En
Gaucho-11, los sistemas de fracturas y fisuras muestran evidencias de sistemas de
lixiviacion, rellenos y laminacion de sedimentos calciticos (Figura 37).

Figura 37. Fabricas Karsticas, ciclo superior en la parte inferior del ntcleo 3 Gaucho-5.

43



Facies.

2734.4 m. Las fabricas karsticas (textura, tipo y color de relleno) son notablemente
diferentes en cada parasequencia.

Figura 38. Sedimentos cubiertos por laminaciones de sedimentos calcareos de un
microkarst que han sido lixiviados. Gaucho-21, 2784.1m.

Figura 39. Fabrica kéarstica en Gaucho-21, 2782.1 m. laminacion subhorizontal de
sedimentos calcareos de color verde grisaceo, rellenando una fisura dentro de los
carbonatos de rudistas.

44



10. DETERMINACION DE LOS PARAMETROS PETROFISICOS BASICOS.

La determinacién de los parametros basicos como el exponente de cementacion (“m”),
de saturacién (“n”), el coeficiente de tortuosidad (“a”) y la resistividad del agua de
formacion se realizaron en el pozo exploratorio Gaucho-35.

El grafico de Pickett se basa en la ecuacion de Archie ordenada de una forma
adecuada en que la resistividad verdadera esté en funcion de porosidad (como dos

propiedades conocidas), con la finalidad de conseguir “m”, “a” 6 Rw. La expresién:
Log(Rt) = Log(a*Rw) —m™* Log(®)

Se grafica en escala doble logaritmica, siendo a*Rw el punto de corte de la curva de
Sw=100% cuando ®=1.0 y m es la pendiente de la recta de Sw=100%.

Se eligieron los intervalos mas limpios y con mejores propiedades para que el efecto
de las arcillas fuera minimo al igual que el de la invasion. Para aplicar el método de
inversion de Archie con la finalidad de calcular la resistividad aparente del agua de
formacion (Rwa) es necesario localizar una zona limpia y con alta porosidad, pero
debido a la naturaleza de las rocas carbonatadas del Campo Gaucho, no se tienen
intervalos de alta porosidad a menos que estén fracturados.

La determinacion de la resistividad del agua de formacion (Rw), se tomé directamente
del promedio de salinidades por cada yacimiento, contabilizando solo los pozos que
tenian mas de 50% de corte de agua. Este criterio se basé en que muchas muestras
presentan valores andmalos por contaminacion tanto con agua menos salina como por
sal proveniente de las intrusiones encontradas en el Kimmeridgiano.

Una vez determinada la salinidad en cada formacion a partir de datos duros como lo
son las mediciones directas en campo para pozos con aporte superior al 50% de agua,
se procedi6é a realizar los gréficos de Pickett para cada formacion. Se obtuvieron las
pendientes (m) de las rectas a Sw=100% y se obtuvo el valor de “a” por solucién simple
de la expresion a*Rw=1.

Finalmente, el valor de “n” se obtuvo de forma aproximada mediante la ecuacion:
n=1347-0,519* Log(Rw)

La cual proviene del estudio de O. Rivero en 38 nucleos de Cretécico, cortados en
México. La razon por la cual no se usoé el “n” proveniente del estudio de laboratorio es
debido a los valores incoherentes que presentan los mismos. Los ensayos de indice de
resistividad “I", cuando se grafican contra la Sw proveniente del desplazamiento de la
muestra salina en cada tapon del nucleo no tienen ningun sentido fisico, excepto el “n”
del JSK (Figura 40). Tomado en el Pozo Gaucho-1.
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Figura 40. Resultados del andlisis de laboratorio para el indice de resistividad. El
exponente de saturacién “n”, Gaucho-1.

Figura 41. Determinacion de parametros basicos a través del grafico de Pickett en la
zona por debajo del contacto agua — aceite.

Debido a que las formaciones Cretacicas del Campo Gaucho son Vugulares y
fracturados y de litologia compleja incluyendo las intrusiones de sal o anhidrita fue
necesario usar “m” variable para obtener un resultado de Saturacion de Agua (Sw),
mas confiable y ajustado a la produccién de los pozos del campo. Como se puede
observar en la tabla de los parametros basicos establecidos a través del grafico de
Pickett (Figura 41), el valor del coeficiente de tortuosidad “a” varia entre 1.8 y 3.1. Esto
es un indicativo de que para ajustar “m” como una constante es necesario variar “a”
con la finalidad de que las rectas de isosaturacion de dicho gréfico sigan la tendencia
indicada por los puntos de porosidad-resistividad. Por lo cual, aun cuando se obtuvo un
buen ajuste para los parametros basicos, se decidié usar la “m” variable, para lo cual
se hizo un estudio de los modelos aplicados a yacimientos fracturados.
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Varios modelos para el célculo de “m” variable han sido desarrollados desde 1987,
entre ellos se encuentran el de:

Nugent:

e

Log(®,y )

Este modelo de Nugent interpreta las porosidades del registro sénico y de densidad-
neutrén asumiendo la presencia de vlagulos no conectados, generando asi una curva
continua con valores mayores a 2 del exponente “m” de cementacién cuandgDN >
@S e iguales a 2 cuando DN = @S.

Rasmus:

~ I—Og[q)g +q)§(1_(DDN)+(q)DN _q)s)]
Log(®py)

R

Este modelo de Rasmus interpreta las porosidades del registro sonico y de densidad-
neutrén asumiendo que la presencia de fracturas y/o vagulos conectados, generando
una curva continua con valores menores a 2 del exponente m de cementacion cuando
®DN > ¢S e iguales a 2 cuando DN = ¢@S. En la mayoria de los casos coteja muy bien
con las zonas de fracturas.

Modelo para "m" variable

2 I I
4 Larazén ¢s+¢raumenta _|___ ="
0.2 .
3 4 - ] I e
m Punto Pivote %f_ ,\.
5 ¥ - 1.0
| Y
1T .
La razén {g+{7 aumenta
0 5 10 15 20 25 30
Porosidad total (%)
| m=2 m (SPImax) - - - - m (SPI)]|

Figura 42. Debido a que la porosidad del Campo Gaucho es muy baja (4% en
promedio), los resultados para m-pivote son pesimistas y conducen a una saturacion
de agua elevada que no esté acorde con la produccion.

m-Pivote:

m, ~ 2.0+12.5{1—(2§T ﬂ(cpT -0.07)

T
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Para asegurar que el rango posible de los valores de “m” disminuya conforme la arcilla
aumenta, tendiendo a un valor limite de m=2 cuando el volumen de arcilla es de 100%,
(Figura 42), se aconseja limitar los valores resultantes de la siguiente Forma: limitar la
curva variable de “m” entre m = 6 — 4*vsh, y m = -2 + 4*vsh. Esto reduce los valores
posibles de “m” para que tiendan a m =2.0 conforme el vsh aumenta de 0 a 1. La figura
40 muestra esa reduccion en forma de “embudo”, que no tiene ningun efecto cuando
los valores de Arcillosidad son bajos pues el valor maximo observado de “m” es de 3.8
aproximadamente (muy por debajo de m max= 6) y el valor minimo observado de “m”
es de 1.4 aproximadamente (muy por arriba de m min =-2).

También se recomienda implantar el mismo tipo de control en caso de que los
carbonatos limpios tengan valores muy bajos de porosidad efectiva; en este caso, se
sugiere que la “m” también tiende a presentar un valor de 2 (de hecho, conforme la
porosidad se acerca a cero, el valor de “m” pierde relevancia).

La diferencia entre las porosidades de densidad-neutron y de sénico (DN — ¢S) es un
indicador de porosidad secundaria; el registro sénico no detecta toda la porosidad en la
formacion (ignorada total o parcialmente la originada en fracturas y/o vagulos),
mientras que la combinacién densidad-neutrén registra toda la porosidad, conectada o
no, cualquiera que sea su origen; cuando existe, esta diferencia DN > @S puede ser
interpretada en forma continua como indicativa de vlgulos no conectados (m > 2)
aplicando el modelo de Nugent, o como indicativa de fracturas y/o vagulos conectados
(m < 2) aplicando el modelo de Rasmus.

En presencia de fracturas se observa la disminucion del exponente de cementacién “m”
de la ecuacion de Archie. La gréfica del valor de este exponente “m”, normalmente con
valores proximos a 2, indicara intervalos con fracturas cuando presente valores
menores que 2, tipicamente entre 1.4 y 1.6; si se verifica una disminucion del valor del
exponente al aumentar la porosidad, puede inferirse que el aumento de porosidad es
debido a la presencia de porosidad secundaria.

En zonas con porosidad secundaria, el factor de cementacién “m” de la ecuacion de
Archie varia, segun se trate de fracturas conectadas 6 no conectadas, o vigulos no
conectados (la corriente eléctrica no puede circular por las vigulos no conectados; las
vagulos conectados permiten el paso de la corriente eléctrica por ellas):

« En vagulos o en fracturas no conectadas: ¢ En fracturas conectadas:
m=28a35m=14al6

Aunque en muchos casos se pueden encontrar valores aun mas bajos entre 1.2y 1.4
en fracturas conectadas.

Las ventajas de esta técnica radican en garantizar valores del exponente de
cementacion “m” medidos “insitu” y no estimado arbitrariamente a criterio del intérprete,
garantizando asi un valor de saturacion de agua calculado coherente con el contenido
de fluidos detectados por los registros, no solamente en presencia de porosidad
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secundaria (donde la posibilidad de error es grande), sino también en casos de
porosidad primaria donde el valor correcto del exponente “m” también varia
continuamente de nivel a nivel; el valor tradicionalmente adoptado en estos casos,
igual a 2.0 6 2.15, normalmente es una aproximacién del valor medio de estas
variaciones, con lo cual las saturaciones de agua seran mayores que las correctas en
algunos niveles, menores que las correctas en otros, y seréan igual a las correctas en
aquellos niveles en que el valor del exponente “m” coincida con el valor promedio
adoptado.

Se realiz6 un estudio detallado de cada uno de los modelos explicados anteriormente
para definir cual se ajusta mejor al Campo Gaucho y a los pardmetros basicos
determinados para este trabajo.

La figura 43 muestra el algoritmo que se disefié para el calculo de los tres tipos de “m”
variable (Ramus, Nugent y m-Pivote). Este algoritmo fue aplicado a pozos clave con
informacion de nucleo, produccién y registros de imagenes, para corroborar que las
Zonas fracturadas indicadas en cada modelo de “m” correspondan con la produccién y
los resultados de las terminaciones.

Al realizar la comparacién entre los tres modelos para varios pozos se observé que la
curva que mejor representaba las zonas fracturadas en el Campo Gaucho fue la “m”
variable de Rasmus. Mientras que las zonas totalmente compactas o improductivas
como es el caso del Cretacico Superior parte Inferior corresponden mejor con el
modelo de Nugent.

El modelo de “m” pivote no ajustd bien en muchos casos debido al contenido de arcilla
de los yacimientos del Cretacico Superior. Tampoco ajusté en algunos casos con los
yacimientos de Cretacico Medio e Inferior y el Kimmeridgiano debido a la baja
porosidad que éstos presentan en mdultiples intervalos. Por lo anterior, se decidié usar
el modelo de Rasmus en todos los pozos.

A continuacién se presentan las graficas mas representativas del estudio del
exponente de cementacion realizado para el Campo Gaucho. En éstas se presenta
siempre el mismo intervalo para comparar como varia la saturacion de agua al usar las
diferentes ecuaciones mencionadas anteriormente para el exponente de cementacion
“m”.

Se observa que Nugent es la mas pesimista de las tres, mientras que Rasmus es la
mas optimista y la que mejor coteja para este yacimiento con los volumenes de Quanti.

Otra observacion interesante, es que en los tres casos la mayor parte del volumen esta
llena de agua irreducible.

El valor de la curva de porosidad no fue variado en ninguno de los casos para que la
variacion en los volumenes de Quanti fuera solo en los fluidos.
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Figura 43. Modelos de Nugent, Rasmus, Pivote y Archie.

Los resultados de los analisis de ndcleos en los pozos Gaucho-35 reflejan claramente
la tendencia de una formacion fracturada. Cuando se compara el “m” de nucleo con el
proveniente del algoritmo realizado para el célculo en Techlog para cada uno de los
intervalos que poseen andlisis de laboratorio, se observa una gran coherencia con la
curva de Rasmus. En la figura 44 se observa el gréfico del factor de formacion (F) vs.
La porosidad total de laboratorio (PHI). ElI exponente de PHI en la ecuacién de
correlacion que aparece en el gréfico es el exponente de cementacion “m” para cada
una de las formaciones donde se hizo el estudio de esta propiedad de la roca en el
laboratorio.

Figura 44. Comparacion de los modelos para “m” variable analisis Gaucho-1y 35
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Figura 45. Gréfico de “telarafia”; Porosidad total vs. Factor de formacion. Gaucho-1y
35

10.1. Correlacidén Nucleo — Registros (Perfiles).

La correlacion nucleo-Registro es una practica comun para validar los modelos de
interpretacion usados para describir las propiedades fisicas de la roca, como lo son la
porosidad, permeabilidad, volumen de arcilla, factor de formacién, saturacion de agua
irreducible y tipo de litologia 0 mineralogia.

Las propiedades derivadas de los registros geofisicos pueden ser ajustadas de tal
forma que el ajuste con los datos de ndcleo tenga un error minimo aceptable
comparando las diferencias o incertidumbres cuantificadas entre las dos medidas de
las propiedades fisicas de la roca. La metodologia se basa en usar las diferencias
entre los valores estimados indirectamente de registros y los medidos directamente
sobre los tapones de nucleo o los nucleos continuos eligiendo rangos estadisticos de
incertidumbre.

Las comparaciones cualitativas y cuantitativas son muy Utiles cuando es necesario
definir si el ajuste es bueno o no en carbonatos de litologia muy compleja como el
Campo Gaucho. La figura 46 muestra el ajuste en profundidad de ndcleos y registros
con relacién a su porosidad.
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Figura 46. Etapa inicial de ajuste en profundidad de los nucleos 3 y 4 del pozo
Gaucho-35 y los registros convencionales tomados en el pozo.

En general, las diferencias entre las propiedades obtenidas de ndcleos y registros no
deberia exceder de 0,6 p.u. para la porosidad, ni ser mayor que 1.5 veces para la
permeabilidad. Desafortunadamente en muchos casos es muy dificil obtener un ajuste
aceptable entre nlcleo y registro debido a la escala de medicion y al promedio entre
los dos elementos.

Ademas debemos tomar en cuenta las condiciones del agujero una vez cortado el
nucleo y la invasion del filtrado de lodo que ha penetrado en la formacion hasta que
son bajadas las herramientas de registros en el pozo. También es necesario tomar en
cuenta la poca cantidad de informacion proveniente de andlisis de nucleos existentes.
Sin embargo, en las correlaciones hechas en el Campo Gaucho se observa muy buena
correlacion para todos los nucleos en las propiedades estudiadas.

En el caso del Campo Gaucho se tienen 2 pozos con informacion de nucleo, bastante
limitada, la cual fue cargada manualmente al sistema Techlog. El cuadro 3 muestra la
relacion de los pozos y la informacion que se tiene para el andlisis y correlacion nucleo
registro.
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Cuadro 3. Muy poca informacion de Analisis especiales de laboratorio para los nlcleos
del Campo Gaucho.

FACTOR PERM
POZO POROSIDAD | PERM | sw | _LAer2R | ver | (FERIE | pESCRIPCION

Gaucho-01 N v v

Gaucho-35 N v v

Analisis de los datos de nucleo.

Los datos de nucleo fueron ajustados en profundidad para correlacionar las
propiedades petrofisicas derivadas de los registros. La mineralogia indicada por los
estudios de nucleos fue usada para la construccion del modelo litolégico usado en el
andlisis de Quanti. En la figura 46 se muestra el ajuste entre la descripcién de nucleos
y los resultados obtenidos de Quanti. Como se observa el ajuste obtenido en el modelo
petrofisico fue excelente debido a que la informacion petrofisica faltante fue obtenida a
través de redes neuronales que siempre estuvieron sobre el 88% de certidumbre. Los
datos provenientes de analisis especiales de nucleo ya corregidos a la presion de
yacimiento fueron aplicados para comparacion con la porosidad, permeabilidad,
saturacion de agua y factor de formacién derivado a partir de diferentes ecuaciones y
algoritmos usando los registros de campo.

El estudio de los datos de permeabilidad se hizo para los pozos Gaucho-35, 14 y 32.
Cuando se intenta obtener una expresion para la permeabilidad de nucleo en funcion
de la permeabilidad al aire derivada de Quanti, se obtiene la siguiente correlacién con
un coeficiente de correlacion de r =0.65 que es bastante bueno si tomamos en cuenta
que para obtener una tendencia fisicamente coherente se tuvo que forzar en el punto K
(0.01;00.01)

| _ 1((0:0714+1.0357*Log (AIRK))
nucleo

K

Como se discutié anteriormente, para el Campo Gaucho se obtuvo un excelente ajuste
en la porosidad efectiva derivada a partir del registro sonico (DT) dandole a este
registro una incertidumbre menor (0.15) que el valor por defecto. El valor de
incertidumbre por defecto que aparece en la tabla de pardmetros de Quanti es 2.4.
Esto contribuy6é al mejor ajuste tanto de porosidad como de permeabilidad como se
puede observar en la figura 47.
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Figura 47. Comparacion de los resultados de Quanti con los analisis de nucleo para
porosidad (morado) y permeabilidad (naranja).

Los valores de “n” provenientes del analisis de laboratorio no se tomaron en cuenta
debido a que los valores presentados son muy bajos. En su lugar se utilizd la
correlacion entre “n” y Rw derivada de los estudios realizados por el Ing. Orlando
GoOmez Rivero en 38 nucleos cortados en yacimientos mexicanos.

n=1347-0,519* Log(Rw)

El volumen de arcilla (VCL). Se pudo cotejar para un solo pozo que tiene informacion
sobre difraccion de rayos X. Figura 48. Se tomaron los valores totales de volumen de
arcilla obtenidos de los estudios de laboratorio del pozo Gaucho-35 y se compararon
con varios modelos para derivar (VCL) a partir de rayos gamma (GR), Neutron (NPHI)
y Sonico (DT). En todos los casos el volumen de arcilla calculado fue muy alto, incluso
en zonas bastante limpias. EI modelo que minimizo el VCL y ajuste de forma excelente
con los resultados del nacleo Gaucho-35 fue el del algoritmo que procesa la aplicacion
Techlog. Dicho algoritmo minimiza las diferentes funciones de entrada (GR, DT, NPHI,
etc.) en cada punto y reproduce el minimo volumen de arcilla. La combinacién de
registros que resultoé idénea en el Campo Gaucho resulté ser Soénico (DT) y Rayos
Gama Corregido (CGR). Esta combinacion ofrece la ventaja de que en las zonas de
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fracturas en donde aumenta el registro Sénico (DT), el algoritmo calculara el Volumen
de Arcilla (VCL) a partir del registro rayos gama corregido (CGR), el cual no esta
afectado en las zonas de fracturas por estas, ni por la radioactividad presente en
algunas zonas fracturadas, especialmente a nivel de Agua Nueva y el Cretacico
inferior.
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Figura 48. Ajuste del volumen de arcilla determinado mediante difraccion de rayos (X)
y el volumen de Arcilla (Vcl) calculado con Techlog.

b

La saturaciéon de agua (Sw) derivada del procesamiento Quanti también se cotejo con
la obtenida por desplazamiento en los ensayos de laboratorio para 7 pozos. El modelo
de saturacion de agua usado para el Campo Gaucho fue el de Doble Agua. Este
modelo tiene la ventaja frente al de Waxman-Smits de que no necesita analisis de
laboratorio para Capacidad de Intercambio de Cationes (CEC).

Debido a que es un modelo que define la saturacién de agua (Sw) como el mejor
célculo de una fraccion de la porosidad total de la roca, es necesario haber definido
muy bien la porosidad efectiva del yacimiento. Para que el modelo de Doble Agua
usado por Quanti reporte resultados confiables, es indispensable que la diferencia en el
ajuste de la porosidad efectiva calculada y la del nucleo sea inferior a 0.6 p.u,

La figura 49 muestra el analisis desde el punto de vista de las tendencias que forman
porosidad y saturacion de agua del nucleo. Esta misma tendencia debe ser respetada
en el modelo de Saturacion de Agua (Sw). De tal forma que si el modelo no es el
adecuado, no se ajustara a la tendencia de los valores medido en el laboratorio. En la
figura 46 se observa el excelente ajuste que se obtuvo entre el modelo de Doble Agua
y los andlisis de nulcleos para la Saturacion de agua (Sw), una vez calibrada la
porosidad de matriz a través del registro sénico.
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Figura 49. Tendencias de los valores de porosidad y saturacién de agua medido en los
nacleos, Pozos Gaucho-10, 1, 11, 21, 35, 3, 23.

i et o

Figura 50. Diagrama de diferencias de saturacion de agua de nucleo y calculada
mediante el procesamiento Quanti, Pozos 23, 10, 1, 11, 21, 35, 3, 301.

La permeabilidad relativa fue determinada en el laboratorio obteniendo graficas para
los pozos Gaucho 10 y 1. En dichas gréficas se observa el cruce de las curvas de
permeabilidad relativa al agua y aceite en 91% de (Sw) para el Cretacico Medio del
Gaucho-10 (Figura 51) y en 87% para el Jurasico Kimmeridgiano del Gaucho-1. Ambos
valores son bastante altos, indicando que la mayor parte del agua es irreducible. De
hecho, la saturacion de agua irreducible (Swirr) en JSK es mayor de 75% y en KM es
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80% segun ensayos de laboratorio. Esto es logico si pensamos en los tamafios de
grano tan pequefios que se encuentran en los Mudstone y Packstone. Son rocas muy
compactas interrumpidas por algunas zonas de fracturas.

Los nacleos muestran que existe micro-fracturas que almacenan hidrocarburo y que
eventualmente aportarian el mismo a fracturas mayores o a “enjambres” de fracturas.
Los resultados obtenidos de los célculos de Quanti producen puntos de corte por
encima de 80% de saturacion de agua (Sw) con saturacion de agua irreducible (Swirr)
superiores a 40% para Cretacico Medio y Cretécico Inferior (KM/KI). Mientras que en
Jurasico Superior Kimmeridgiano (JSK) el punto de corte se encuentra por encima de
70% y (Swirr) cercana a 40%. En ambos casos el punto de corte y la Swirr determinada
a través de los graficos de Permeabilidad relativa del aceite (Kro) vs. Saturacion de
agua (Sw) provenientes de Quanti son inferiores a los obtenidos en el laboratorio. Sin
embargo, pensamos que es una buena aproximacion obtenida a través de registros,
para una propiedad tan dificil de determinar en estas rocas tan compactas del Campo
Gaucho.
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Figura 51. Permeabilidad relativa proveniente del procesamiento Quanti, para las
formaciones Cretacico Medio y Cretacico Inferior (KM/KI). Pozos 10, 11, 21, 35, 3, 23.

El radio de garganta de poro no se tiene en ninguno de los estudios de nucleos
realizados a los 8 pozos del Campo Gaucho. Por lo cual, este pardmetro no pudo ser
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correlacionado sino simplemente se calculé a partir de las ecuaciones de Winland, las
cuales han funcionado muy bien en campos cercanos a la zona de estudio.

A partir de los datos de nucleo de porosidad y permeabilidad se obtuvieron los datos
puntuales de garganta de poro a través de la ecuacion de R35 de Winland y se
ajustaron con la curva construida a partir de la porosidad efectiva y la permeabilidad al
aire (AIRK) proveniente de Quanti.

En las figuras 52 y 53 se observa el excelente ajuste entre los dos valores (los
derivados de datos de nudcleo y los calculados de Quanti) para el R35.

Layers
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Figura 52. Correlacion entre el radio de garganta de poro calculado de nicleo a través

de la ecuacion de Winland y la permeabilidad de nucleo para los pozos Gaucho-35,1y
23.
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Figura 53. Comparador de Tamarfio de Garganta de Poro para el pozo Gaucho-35
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Figura 54. Ajuste entre el radio de garganta de poro calculado con la ecuacién de
Winland a partir de los datos de nucleo (azul Ndcleo-1 y rojo Nicleo-2) y el obtenido a
través del algoritmo en Techlog.

Finalmente, la correlacion nucleo-registro se realizd6 para los volimenes de roca
derivados de los analisis de laboratorio y los obtenidos a través de Quanti. Aun cuando
los registros continuos de hidrocarburo también proveen esta informacion, la misma
casi siempre esta fuera de profundidad y es solo un estimado mas o0 menos general de
los componentes vistos en los recortes que llegan a superficie mientras se perfora.
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Por lo tanto, es mas facil correlacionar con los resultados del andlisis de nucleo que
con el registro continuo de hidrocarburos.

Los volumenes de rocas o minerales que aparecen en la descripcion del nucleo fueron
puestos en profundidad, teniendo en cuenta que estos valores son un promedio de los
elementos que se encuentran presentes en la zona donde se cort6 el nucleo.

Por otra parte, la volumetria de Quanti, también es un promedio de la estadistica
obtenida por cada una de las herramientas. Este promedio es el resultado del balance
entre la roca sélida y los espacios vacios (poros) disponibles para almacenar fluidos.

El balance de minerales establecido por Quanti en base a un conjunto de ecuaciones
solo nos proporciona un valor aproximado del volumen de roca presente en un
intervalo.

En base a estas premisas se compar6 los volimenes de roca provenientes del analisis
de nucleo y el resultado de Quanti. La figura 55 muestra los resultados de la volumetria
de Quanti para varios pozos y los valores de la descripcion de ndcleos. También se
muestra los puntos de porosidad, permeabilidad, saturacién de agua y factor de
formacion.
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Figura 55. Correlacion nucleo-registro mostrando el ajuste de permeabilidad
(naranja/azul), saturacién de agua (azul/negro), porosidad (rojo/naranja), factor de
formacion (verde/morado) y volumen de roca (rojo/fucsia).

10.2. Determinacion del volumen de arcilla.

Muy escasos yacimientos en el mundo estan esencialmente libres de minerales de
arcilla menor al 3%, y debido a los efectos significativos de éstas sobre las propiedades
petrofisicas y los valores obtenidos de los registros, tales como Porosidad, Saturacion
de Agua y Permeabilidad es obligatorio hacer un andlisis apropiado de las arcillas.
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En el caso especifico de la curva de rayos gamma, el calculo de Volumen de Arcilla
(Vcl) debe suponer que hay otros minerales radioactivos, aparte de las lutitas, que
puedan estar presentes. En este caso debe efectuarse una correccion para obtener el
valor correcto de Vcl, pues la ecuacion representa realmente un indice de arcilla y no el
Vcl, La relacion entre el Volumen de Arcilla (Vcl) y el indice de arcilla (Ish), puede ser
lineal o no lineal, segun la edad de las lutitas. Varios investigadores han determinado
correlaciones que expresan el Volumen de Arcilla (Vcl) en funcion de indice de arcilla
(Ish). Las figuras 56 y 57 muestran las diferentes relaciones que se han desarrollado
para tratar de expresar el volumen de arcilla.

Volumen de Arcillosidad e indicadores de arcilla:

Lineal:
Ish =Vsh.
Larionov (Rocas Viejas):
Vsh =0.33 (2250 -1)
Larionov (Rocas terciarias):
Vsh =0.083 (237 kh— 1)
Clavier:
Vsh =1.7- [3.38— (lsh +0.7) 2] 17
Stieber 1:
Vsh =Ish /(2 - Ish)

Stieber 2:
Vsh=Ish/(3-2Ish)
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Figura 56. Correlaciones para el calculo del volumen de arcilla (Vcl) dependientes del
indice de arcilla (Ish) determinado mediante registros, tales como Rayos Gamma,
Neutrdn, relacion Torio/potasio, etc.

Figura 57. Indicadores de volumen de arcilla en de las diferentes combinaciones de
herramientas.

Mediante el uso de registros modernos como el de Rayos Gamma Espectral (NGT) se
puede inferir el tipo de arcilla en el yacimiento mas no el volumen; simplemente se
puede decir de forma cualitativa la cantidad de cada tipo de arcilla (grande, regular,
baja, etc.). Para cuantificar y determinar el tipo de arcilla existente se necesita el
analisis de difraccion de rayos X.
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10.3. Difraccion de Rayos X (DRX).

Se utilizaron tres (3) muestras del nucleo 1 del pozo Gaucho — 10, con el fin de
determinar las composiciones totales de arcilla mediante el método de difraccion de
Rayos-X (DRX). La fraccion menor a 3mm (arcilla) fue separada del total de la muestra
en un bafio ultrasénico usando hexametafosfato de sodio con agentes defloculantes. El
material separado fue luego centrifugado. La fraccion arcillosa fue montada sobre una
lamina y colocada en un bafio de vapor de glicol por 24 horas para separar los
minerales arcillosos. Adicionalmente, la fraccién arcillosa fue calentada a 375C para
una posterior diferenciacién de los minerales de arcilla.

El peso de la fraccion es medido de ambos del total y la fraccion arcillosa. Se debe
resaltar que la muestra para la difraccion de rayos X (DRX) fue tomada adyacente al
lugar donde se tomaron las muestras para petrografia de lamina delgada y analisis de
tamafio de grano (hasta 5cm de separacion). Los datos del andlisis de difracciéon de
Rayos-X (DRX) se presentan en el cuadro 4 como una sintesis de los resultados.

Cuadro 4. Resumen de los resultados de la Difraccion de Rayos X Pozo Gaucho-10.

Los resultados de difraccion de rayos X (DRX) indican que las tres muestras son
mineralégicamente similares. Las rocas consisten en calcita (73-95%), cantidades
menores de cuarzo (4-7%), plagioclasa (Tr-2%), illita (1-11%), caolinita (Tr-4%), clorita
(Tr-4%) y pirita (1-2%). Calcita: Se encuentra como parte de la matriz de micrita, como
cemento de calcita ferrosa, y en la estructura esquelética de los bioclastos. Cuarzo,
Plagioclasa: Se encuentra como componentes del lodo arcilloso en la masa-base.
Minerales de Arcillas (caolinita, clorita, illita): Las arcillas estan generalmente presentes
como matriz de lodo, en las areas intergranulares y como mineral diagenético
principalmente la illita. La presencia de estas arcillas autigenas reduce aun mas la
calidad del yacimiento.

El analisis de difraccion de rayos X (DRX) no identificé la presencia de los minerales
diagenéticos, esméctica, arcillas de capa mixta illita-esméctica y dolomia ferrosa que
fueron identificadas en el andlisis de microscopio electrénico de barrido (MEB), debido
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a que su contenido porcentual es trazas y, ademas, esto sugiere que la presencia de
estos cementos esta localmente distribuida.

Teniendo en cuenta los resultados de DRX para el pozo Gaucho-10, se procedio a
hacer los ajustes necesarios para obtener una curva continua de volumen de arcilla.

El primer paso para la seleccion del modelo Petrofisico del Campo Gaucho fue la
determinacion del volumen de arcilla. El Unico pozo con andlisis de difraccion de rayos
X es el Gaucho-10. En este pozo, a pesar del alto contenido radioactivo que muestra el
registro GR a nivel de Cretacico Superior Méndez (KSM), el andlisis de laboratorio
indica que es inferior a 18% en todas las muestras, con lllita como arcilla
predominante.

Una combinacién de registros fue necesaria para la determinaciéon del volumen de
arcilla. El registro Sénico (DT) fue la clave para minimizar el volumen de arcilla. Sin
embargo, se necesité combinar el médulo Petroview Plus el Rayos gama corregido
(CGR) y el Sonico (DT) para hacer la minimizacion en las zonas donde existen
fracturas y el Sonico (DT) tiende a indicar valores anormalmente altos de volumen de
arcilla debido a que es afectado por el fluido presente dentro de la fractura.

El médulo de Petroview permite seleccionar los intervalos y los tipos de registros a
utilizar en combinaciéon. También permite seleccionar el minimo resultado en cada
punto de profundidad para cualquiera de las combinaciones de registros empleadas.

Las siguientes ecuaciones fueron usadas dentro del modelo para minimizar el volumen
de arcilla:

Vel —[_GR=GR,
GRmax o GRmin
Vel = (pb (ATmat - ATf )_ AT( mat ~ Plog )_ plogATfATmat + pmatATlog)

((ATmat - ATf Xpsh - plog)_ (ATsh - ATf Xpmat — Ps »

Esto es menos dependiente de la litologia y de las condiciones del fluido y del agujero.
Adicionalmente, es recomendada en intervalos muy compactos, como es el caso de los
carbonatos.

Es muy importante determinar de una forma muy aproximada a la realidad el Vcl
debido a que éste se usard mas adelante para determinar la porosidad efectiva y en el
célculo de Espesor neto.

Notese que la desviacion del Rayos gama (GR) es lineal con el aumento de arcilla
segun se observa en las relaciones expresadas arriba. Ademas sigue siendo lineal con
la integracion de cualquier mineral radioactivo como el feldespato de potasio, micas o
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las cenizas volcénicas. El Rayo Gamma también es afectado por potasio (K) como
material de suplemento salino en el barro. El potasio aumenta la radiactividad del barro
mientras el peso (barita-BaSO4) disminuye el efecto radiactivo de la formacion
protegiendo el instrumento de los otros elementos radiactivos.

Lamentablemente el efecto es no lineal en ambos casos. El potasio sélo puede ser
corregido a aproximadamente el 10 % K y peso de barro s6lo a 15 libras/galén.
Ademas de esto, el Rayos gama corregido (CGR) esta afectado por las sales
radioactivas existentes en la formacion, especialmente en algunas zonas fracturadas
por debajo de Cretacico Superior San Felipe (KSAN). Por estas razones, se tomo
siempre el Rayos gama corregido (CGR) en lugar del Rayos gama (GR). Incluso se
determiné el Rayos gama corregido (CGR) mediante redes neuronales para los pozos
en donde no se bajo la herramienta de espectroscopia de rayos gamma.

En la parte para el Volumen de Arcilla (Vcl) proveniente del registro Sonico (DT),
observamos que es una combinacion de valores que tiende a minimizar los efectos de
la arcilla presente. Sin embargo, en las zonas donde hay fracturamiento el registro
Sonico (DT) se atenua por el efecto del fluido (lodo) presente dentro de la fractura y el
registro de Densidad (RHOB), disminuye debido a que debe promediar la baja
densidad del lodo presente en la fractura con la densidad de la formacién. Este es un
efecto mucho menor que el que tendria lugar si existiera gas, pero que al hacer el
célculo de Volumen de Arcilla (Vcl) se vuelve relevante.

Debido a estos dos efectos (radioactividad y fracturas), fue necesario hacer la
minimizacion de ambas ecuaciones en el médulo de PetroView Plus.

La figura 58 muestra el grafico cruzado de Torio-Potasio, para el cual se observa la
presencia de lllita como arcilla principal, con pequefio contenido de micas, cloritas y
arcillas mixtas asociadas con la montmorillonita, en concordancia con la difraccion de
rayos X.

THOR* (pom)
%

Figura 58. Grafico Torio-Potasio para la mayor parte de la arcilla que es de tipo illita
con pequefias cantidades de micas y bajo contenido de montmorillonita.

64



Determinacion de los parametros petrofisicos basicos

Por otra parte, se hizo un andlisis de la relacion torio-potasio para varios pozos con el
registro de efecto fotoeléctrico (PEF), en donde el registro de efecto fotoeléctrico (PEF)
estaba poco afectado por la presencia de barita en el lodo.

La figura 59 muestra también la presencia predominante de lllita, con un pequefio
contenido de clorita, montmorillonita y capas mixtas. Este grafico es usado mas para
conseguir un indicativo de la naturaleza de la mineralogia de arcilla en la formacion,
gue identificar una arcilla especifica. Si mas de un mineral radiactivo esta presente, los
tipos de arcilla deben ser conocidos de otra fuente para interpretar volumenes
individuales.

La proporcion Torio-Potasio (Th/K), es probablemente el mejor indicador de cambios
de arcilla de la secuencia. Este junto con cambios de la resistividad del agua ligada de
las arcillas es un instrumento Util para identificar cambios de la deposicibn marina o
continental.

Esta transicion seria marcada por un cambio de caolinita a smectita-illite con una
correspondencia para el agua ligada a la Arcilla (Rwb) de 0.6 Ohmm a menos de 0.2
Ohmm. Este cambio no se observa en ninguno de los graficos realizados como era de
esperarse ya que el Campo Gaucho pertenece a depodsitos de cuenca netamente
marinos.

800
woo

7.00

PEF ()

10000000
BATIO_TH_K ()

Figura 59. Grafico PEF - Th/K para el Campo Gaucho.

Finalmente, se puede observar en la figura 60 que no se encontrd una correlacion
sencilla para derivar el Rayos gama corregido (CGR) a partir del rayos gama (GR)
debido a que hay muchas posibles respuestas que no ajustan con los pozos vecinos
cuando las extrapolamos. Por tal razon, fue necesario aplicar redes neuronales para
encontrar el Rayos gama corregido (CGR) en los pozos que no lo tenian.
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Figura 60. Correlacién entre Rayos gama (GR) natural y el Rayos gama corregido
(CGR) para todos los pozos del Campo Gaucho.

10.4. Determinacion de la litologia.

El siguiente paso para la definicion del modelo petrofisico debe ser estimar la litologia
calibrando los registros con los nucleos, las descripciones litolégicas de muestras de
canal, los nucleos y el registro continuo de hidrocarburo Las rocas de interés son
carbonatos fracturados que se localizan en el Cretécico Superior y Medio de horizontes
masivos Mudstone y Wackestone que son interrumpidos por algunas zonas
fracturadas, que producen aceite superligero.

La velocidad mas rapida y la impedancia acustica alta del Registro Sénico (DT), tienen
que ver con los intervalos mas limpios. Adicionalmente, existen bloques de sal tanto
Anhidrita como Halita que algunos pozos han atravesado. También hay secuencias de
limolitas en el Jurasico Superior Thitoniano y dolomias o calizas dolomiticas por debajo
de cretécico medio.

La resistividad es también indicadora de eventos litolégicos como por ejemplo, la sal.
Los intervalos de sal (ya sea anhidrita 0 halita) tienen una resistividad muy alta. La
diferencia entre los dos tipos de sal es que para la anhidrita, la resistividad siempre
esta por arriba de 2000 Q -m, mientras que en el caso de la halita la resistividad puede
estar por arriba de 1500 Q-m, 6 en algunos casos si entra en contacto con el lodo base
agua, puede tener valores muy bajos incluso abajo de 1Q-m y puede confundirse
facilmente con los valores de resistividad de la pirita 0 de una arcilla muy conductiva.

En este caso siempre se puede distinguir entre los dos tipos de sales a través del
Registro de Densidad (RHOB), debido a que el registro densidad “lee” 2.04 gr/cc. En la
halita y mas de 2.98 gr./cc. En la anhidrita.

En el caso de las limolitas la densidad (RHOB) y el neutrén (NPHI), muestran lecturas
muy altas. Para la densidad se tienen valores superiores a 2.86 hasta 3.58 gr/cc,
confundiéndose con los valores de la anhidrita. En tanto, que para el neutrén se tienen
valores que van entre 30 y mas de 60 p.u.
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Para las dolomias puras la densidad es de 2.86 y el registro neutrén (NPHI), estd muy
cercano al valor 0 p.u., mientras que el Registro Sonico (DT) estd muy cercano a 44
psec/ft. Tomando como escalas 1.95-2.95, 0.45-(-0.15) y 123-23 para el (RHOB),
(NPHI) y (DT) respectivamente, se puede facilmente determinar los intervalos
dolomiticos por simple inspeccioén visual.

Cabe destacar que las curvas densidad y neutrén se separan cuando existe presencia
de dolomias, pero también lo hacen en los carbonatos arcillosos de la misma forma,
dando la falsa apariencia de dolomia cuando en realidad es la fraccién arcillosa la que
hace que se separen las dos curvas, tal como sucede en el caso del grafico cruzado
densidad-neutrén.

En muchas ocasiones se tiende a confundir con calizas dolomiticas que tampoco
existen, sino que se trata de intervalos un poco mas densos o duros. Por lo cual, es
necesario siempre que exista, revisar la descripcion litolégica de las muestras de canal
para asegurarse de la litologia que se tiene en el pozo.

De lo contrario, se puede trazar una linea recta que pase justo en 2.71 y otra en 2.86.
Si la densidad esta sobre la recta de 2.86, por simple inspeccion visual se puede
determinar donde se encuentran las dolomias, si por el contrario la densidad se
encuentra entre 2.71 y 2.86 pero mas cerca de 2.86, se tienen calizas dolomiticas pero
si estd mas cerca de 2.71 se tienen calizas limpias muy compactas

Otro gréafico importante en la determinacion de la litologia es el de M-N. Este es la
combinacion de informacion de los tres perfiles de porosidad, mediante manipulacién
matematica, esto hace que la determinacion de la litologia sea casi independiente de la
porosidad.

En las siguientes Fotografias, observamos la relacién que existe entre los registros y
los nacleos cortados en el campo Gaucho. Configurando y checando el tipo de roca.
(Figuras 61, 62, 63, 64, 65, 66, 67, 68 y 69).
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Gaucho 21

Nucleo-2

GAUCHO-21 - ST e 2780-2789 m
° <

Grainstoregde

Ambientes de depdsito: Ban
Edad: Turoniano

Figura 61. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Turoniano zona A,
Pozo Gaucho-21, Nucleo-2.

Gaucho 23
Nacleo-1
2900-2909 m

GAUCHO-23

f‘; o F et wRifE |

&

EZd

Ambientes de depésito: Plataforma Externa
Edad: Turoniano

Figura 62. Relacién registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Turoniano zona A,
Pozo Gaucho-23, Nucleo-1.
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Wackestone -
packstonede
foraminiferos
plancténicos

Ncleo-3

Guasimo 1

2719.0 -2721.5 m

i =% Ambiente de deposito : Plataforma externa profunda — s
- Edad cretacico Superior Santoniano - = e

Figura 63. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Superior
Santoniano Zona A, Pozo Guasimo-1, Nucleo-3.

Gaucho-35

CAUCHO-85
L]

b

de deposito externa-Talud

Nacleo-1
| 2426-2435 m

Facies de Wackestone-
Packstone
deforaminiferos
plancténicosy bioclastos

Facies de Conglomerados

Facies de Wackestone-Packstone,
deforaminiferos plancténicos y
bioturbacion de Zoophycos

Facies de conglomerados de
clastos >4-5 mm soportados
en matriz arcillosa.

Facies de
Conglomerados
soportados entreclastos
>4-5mm

Facies dePackstone
deforaminiferos y corales

Edad cretacico Superior Campaniano-Maastrichtiano

Figura 64. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Superior
Campaniano-Maastrichtiano Zona A, Pozo Gaucho-35, Nucleo-1.
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Nicleo-2
2435.55-2444.55 m

GAUCHO-35
(]

Facies de
conglomerados de

clastos>4-5 mm con
contactos irregulares

Facies dewackestone
deforaminiferos
plancténico:

Facies demicro-
1'" conglomerados de
il bioclastos

Facies demicro-
3 ||| | conglomerados de

bioclastos

Edad cretacico Superior Campaniano-Maastrichtiano

Figura 65. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Superior
Campaniano-Maastrichtiano Zona A, Pozo Gaucho-35, Nucleo-2.

Zona Productora Nucleo-3
2724-2733 m

™3

CGAUCHO-35
L]

Facies de rudstone de
rudistas (caprinidos) [N

Facies degrainstone de
rudistas

Facies derudstonede
rudistas (caprinidos)

Facies derudstonede
rudistas (caprinidos)

%
|

Facies degrainstone de
bioclastos muy

B

cementada
- Facies degrainstone de
A | rudistas
4
#e

Facies de grainstone de
A bioclastos con superficie
e Karsiica

de deposito Plataforma somera (periarrecifal)
Edad cretacico Superior Turoniano-Coniaciano)

Figura 66. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Superior
Turoniano Zona A, Pozo Gaucho-35, Nucleo-3.
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Nacleo-4
2733-2742 m
g gt
GAUCHO-35 L
. s
i
-
He
-
8% ad Facies de Packstone- [}
s grainstone demolusct
He Zue| | ybioclastos

Facies de grainstone de [t
moluscos

R S

de deposito somera (periarrecifal)
Edad cretécico Superior Turoniano

Figura 67. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Superior
Turoniano Zona A, Pozo Gaucho-35, Nucleo-4.
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froes
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W, | | FaciesdePackstone-
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o
‘h Facie de wackstone de
" bioclastos
Ambientes de deposito plataforma interna

Edad cretacico Medio Cenomaniano

Figura 68. Relacion registro-Nucleo, calibrando el tipo de roca edad Cretacico Medio
Cenomaniano, Zona A, Pozo Gaucho-35, Nucleo-5.
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Figura 69. Informacién de datos Petrofisicos basados en la Relacién registro-Ndcleo,
calibrando el tipo de roca, Gaucho-35, Nucleos 1-5.

10.5. Determinacién de la porosidad.

Los carbonatos tienen varios tipos de porosidades que coexisten simultdneamente y
para modelar estos yacimientos en simuladores numeéricos convencionales es
necesario utilizar dos grupos principales, los que coexisten en la matriz y los
relacionados a la porosidad secundaria.

La porosidad de una roca es la relacion del volumen del espacio vacio (Vv) (llamado
también volumen poroso), respecto al volumen total (Vt) que ocupa dicha roca. Su
magnitud depende de muchos factores, principalmente de la distribucion de tamafnos
de grano y bloque ya que su complemento, la distribuciébn de tamafios del espacio
poroso (inter-granular, fracturas y vagulos), incide directamente sobre ella. El volumen
de solidos (Vs) es la diferencia del volumen total de roca Vt menos el volumen del
espacio vacio (Vv).

Asi, Vs = Vt -Vv. En general, este volumen ocupa la mayor parte del yacimiento.

Para una mejor comprension, el estudio de la porosidad en rocas se divide en dos
ramas principales: la porosidad en rocas sedimentarias terrigenas y la porosidad en
rocas sedimentarias calcéreas.

La porosidad en una roca sedimentaria calcarea es funciéon de la distribucion del
tamafio y forma de los bloques de matriz y de los procesos de disolucion de minerales
que la conforman, en consecuencia, de la distribucién del tamafio y forma de los
vugulos y fracturas que se generan.
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La porosidad primaria en los carbonatos puede ser inter-particula o mdéldica (Figuras
70y 71), segun el “tejido” que hayan formado sus componentes (rock fabric). Como se
puede observar en la figura 72, el Campo Gaucho tiene tanto porosidad primaria como
secundaria. La porosidad primaria no aporta nada a la produccién segun el estudio de
nacleos realizado por el IMP. Mientras que la porosidad secundaria por fracturas,
microfracturas y vigulos almacena y aporta toda la produccion de los pozos.

M 1 P: Grainstone Boundstone Crystalline

$ T T T T T

Less than More than Grain- Lacks mud Original Depositional
10 % grains 10 % grains supported and is grain- components texture not

supported were bound | recognizable
Mud-supported together

Contains mud, clay and fine silt-size carbonate

Original components not bound together duning deposition

Depositional texture recognizable

Figura 70. El tamafio y la forma de los bloques de matriz.

Si en el célculo del volumen poroso se consideran tanto los poros aislados como a los
poros comunicados entre si, entonces a la porosidad resultante se le conoce también
como porosidad absoluta del sistema roca-fluidos. Si en el célculo del volumen poroso
total se desprecia al espacio poroso aislado, es decir, s6lo se considera a los poros
comunicados entre si, entonces a la porosidad medida se le conoce también como
porosidad efectiva del sistema roca-fluidos. Segun cada caso practico de estudio, por
su origen, la porosidad puede ser primaria 0 secundaria. La porosidad primaria se
genera como un resultado de procesos de depositacion de la formacion rocosa,
mientras que la porosidad secundaria se genera, a la alza 0 a la baja, debido a
procesos geoldgicos posteriores a la depositacion de los sedimentos que dieron origen
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Figura 71. Clasificacion de la porosidad segun la forma de los componentes que la
originaron (rock fabric).
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1.- Porosidad
Interparticular

Figura 72. Detalle de los tipos porosidad identificada en los nucleos cortados en el
Campo Gaucho.

El tipo de roca (Mudstone, Wackestone, Grainstone, etc.) también tiene influencia en la
porosidad. Como puede verse en la figura 73, si hacemos un grafico de Pickett
(porosidad-resistividad) y colocamos los valores de porosidad obtenidos en los
diferentes tipos de roca se demuestra que a medida que aumenta el tamafio de grano,
es decir a medida que disminuye la superficie total, aumenta la resistividad. Esto se
explica facilmente, debido a que a medida que aumenta el tamafio de grano hay menos
espacios vacios donde almacenar moléculas de agua.
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Figura 73. Grafico de Pickett mostrando la ubicacién aparente de varios tipos de rocas
carbonatadas respecto a la porosidad.

Mientras que a medida que disminuye el tamafio de los granos, la mayor parte del
agua existente esta ligada a los granos y a las arcillas. Se puede demostrar que al
disminuir el tamafio de grano aumenta el &rea disponible para almacenar agua
irreducible, hasta el punto que en una evaluacién petrofisica se puede tener valores
altos de saturacion de agua (Sw), sobre valores de aceite.
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Toda el agua que esta sobre el intervalo de aceite se debe al agua irreducible de los
granos finos. Esta es la misma razdon que hace que el exponente de cementacién “m”
aumente a medida que tenemos Wackestone y Mudstone, como se observa en la
figura 74.

Esta caracteristica de los carbonatos se hace bastante evidente en el Campo Gaucho y
se puede aprovechar debido a que la “m” variable es mayor o igual a 2 en los
Mudstone y Wackestone que no presentan fracturamiento, mientras que en los
intervalos fracturados puede bajar hasta valores de 1.5, o incluso menor.

Regressive Sequence Transgressi
{energy highest &1 top) i e A
M M
M M
Increasing “M”
tcwardsshap M M
Decraasing “M" X X X X
towards top X X
H X X X
vV v Vv v
~
v v v v
o O o o O o
o O O O O
(= -] o o 0
Legend
Grainstone Wackestons
Ty Mudstona

Figura 74. Comportamiento del exponente de cementacion “m” de acuerdo al tipo de
roca.

Todas las formaciones tienen en mayor o menor grado los 4 tipos de porosidad. Estos
cuatro tipos de porosidad no son excluyentes: puede haber porosidad primaria efectiva
e inefectiva, lo mismo para la porosidad secundaria. Visto de otra forma, la porosidad
efectiva puede estar compuesta por porosidad primaria y secundaria, al igual que la
inefectiva. La porosidad total se define entonces como:

qDTOTAL = (DPRIMARIA + (DSECUNDARIA

qDTOTAL = q)EFECTIVA + (DINEFECTIVA

La respuesta del perfil de densidad en funcion de porosidad, para formaciones limpias,
viene dada por la expresion:

P :¢pf +(1_¢)pma = Prma +(/0f _pma)¢
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Donde:

@ es la porosidad,

Pma €S la densidad de la matriz,

pf representa la densidad del filtrado, y

pb representa la densidad leida de la formacion con sus fluidos

Del mismo modo, la respuesta del perfil neutron viene dada en funcion del contenido
de hidrégeno (HI, indice de hidrégeno) de los fluidos y minerales (usualmente arcillas)
contenidos en el espacio poroso de la formacién. Esta respuesta se expresa como:

pu = $*HI

La combinacion neutrén-densidad se ha venido convirtiendo en un estdndar para la
evaluacion de formaciones en agujero descubierto. Esto se basa en la habilidad para
detectar la presencia de gas, determinar la porosidad total sin la necesidad de utilizar
un modelo especifico de litologia e identificar la matriz de las rocas.

Cuando los yacimientos estan compuestos por combinaciones variables de arenisca,
caliza, dolomitas, anhidrita, etc., la respuesta normal de porosidad de una herramienta
simple, es muy dependiente del modelo exacto de litologia usado. Con la combinacién
neutron-densidad, esta dependencia ya no existe. Hay tres tipos bésicos de respuesta
de porosidad que se aplican cuando se dispone de la combinacién mencionada:

Promedio simple O=(DPp+D\)/2

Promedio cuadratico ® = [(®p >+ @) / 2]*2

Promedio ponderado @ = (X ®p + Y dy) / (X+Y)
Donde X y Y son pesos asignados a cada registro

La combinacién de los tres registros de porosidad nos permite encontrar la solucion
para la porosidad total en Quanti como se observa en la figura 76. Dicha solucion
puede expresarse matematicamente de la forma siguiente:

At=At V, +At .V, +..+ At O

ma2

,Ob = /Omalvl +/0ma2V2 +"'+/0fCD
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CDN - q)Nmalvl +(DNma2V2 ot HIW(D

1=V, +V, +..+O

Donde:
V1 a Vn son las fracciones de cada mineral que forma la roca.
At, ®N, y pb son el tiempo de transito, la porosidad neutrdnica y la densidad.

Los subindices. mal a ma2 corresponden a las matrices de los minerales1 an,y ® es
la porosidad, en fraccion.

En la préactica, la porosidad total (PIGT) de Quanti es la porosidad total derivada del
sistema de ecuaciones expresado anteriormente (PHIT) menos la sumatoria de los
voliumenes aislados (vugulos o porosidad inter cristalina) que ocupa cada mineral en la
roca.

La porosidad efectiva viene dada como PIGT menos el agua ligada a las arcillas o los
granos.

Las siguientes expresiones muestran la forma como Quanti determina la porosidad
total y efectiva mediante una sumatoria de volumenes tanto de fluidos como de
minerales derivados de los registros de porosidad y resistividad tomados en el pozo:

output(PHIT, max(0.0001, \ XWAT VOL + XIWA VOL + XOIL VOL +
XGAS_VOL +\ XBWA_VOL + XSFL_VOL + PARA VOL + ISOL_VOL))

output(PIGT, PHIT - PARA_VOL -ISOL_VOL)
output(PIGN, PIGT - XBWA_VOL)

La porosidad de matriz fue calibrada con los datos de nucleos para 8 pozos del Campo
Gaucho que contaban con informacion de laboratorio. Como se puede observar en la
figura 75 se logré un buen ajuste entre el registro Sénico (DT) y la porosidad del
nacleo. Esta fue la clave de todo el trabajo restante.

Para ello se determind mediante iteraciones sucesivas que el registro Sénico (DT) de la
matriz en el Cretacico Superior del Campo Gaucho estd en 42.8 p/ft., para las calizas
arcillosas. Este valor es mucho menor que el usado normalmente para intervalos
calcareos de 47.5 w/ft. Aun cuando se podria pensar que el volumen de arcilla superior
al 15% en los carbonatos podria aumentar mucho mas este valor de 47.5 p/ft, no es
asi.
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La razdn parece ser que estos intervalos del Campo Gaucho son muy compactos con
regular presencia de vagulos o cualquier tipo de porosidad primaria. Debido a esto, la
herramienta sénica obtiene una respuesta muy rapida de la formacion y al promediar
algunas veces quedan enmascaradas las zonas de fracturas “vistas” por el PEF u otros
buenos indicadores de fracturas, como los registros de imagenes.
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Figura 75. Se muestra en el tercer carril el Sénico (DT), (verde), con poca deflexién en
presencia de intervalos fracturados.

La porosidad de fractura (PHIF) fue modelada a través de las ecuaciones descritas por
Elkewidy y Tiab. Como se puede ver en las figuras 76, 77 y 78 la porosidad de fractura
esta en funcion del indice de Fractura; el cual a su vez es una funcion de la m variable
de Rasmus como se describié anteriormente.

> Fracture Intensity Index

m
Fil = D1

> Formation Resistivity Factor

—m
F= dF

> Formation Tortuosity

1-m
T = DOt

> Fracture Porosity

m+1

| D= (Dr Fn)/(Fii —1) |

> Matriz Porosity

|¢m: (FIl - D7)/(F1I —1) |

> Fracture Storativity Ratio

Figura 76. Ecuaciones de Elkewidy y Tiab para establecer los valores de la porosidad
de fractura.
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I MODELO PARA SISTEMAS FRACTURADOS ™
(g SPF 40038 *f
I......Tarek Ibraim Elkewidy and Djebbar Tiab......"f
(n EDITADO POR ING: JOSE TARRZONA ]
m=2.2

PHLIN=PHIT

A=pow(PHLIN(m+1))

I Coeficiente de particion VI

Vapos(PHLIN{m-1))

I Indice de Intensidad de Fracturamiento FIIYT
Fll=pow(PHLIN,m)

TFactor de Formaclon F)

Fe posfPHLIN,-m)

Plindice de Tortuosidad de laFormacion [AD "
TAQ=paw{PHLIN.(1-m))

IPorosidad de Fractura PHIF 7

PHIF={A-FIFII-1)

IPorosidad de Matriz PHIM*/

PHIM=(FIl- PHLINYFI-1)

IRelacion de Almacenamienta de la fractura W *7
W=(FI-VFI-1)

Figura 77. Algoritmo en Techlog para las ecuaciones de Elkewidy y Tiab.

Cabe destacar que los valores de porosidad de fractura que han reportado mdaltiples
estudios a nivel mundial estan por debajo de 10% en el 99% de los casos. Sélo en
intervalos aislados de algunos nucleos se han reportado valores cercanos a 13% de
porosidad de fractura. En el Campo Gaucho los valores promedio se encuentran entre
0.01% y 5%, con algunos valores puntuales en el orden de 9 a 12%.

Como se puede observar en la figura 76, los histogramas de frecuencia muestran
valores de PHIF dentro del rango esperado y que aportan buena cantidad de
hidrocarburos. Estos valores de porosidad de fracturas estan en concordancia con los
andlisis de pruebas de presion del Pozo Gaucho-35.
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Figura 78. Valores de porosidad de fractura para el Campo Gaucho. Notese que muy
pocos valores de la curva estan cerca de 5% de porosidad. Pozo Gaucho-35.

Por otra parte, como prueba de la aproximacion propuesta por Elkewidy y Tiab para la
porosidad de fractura, se realizo el célculo de la porosidad de fractura, tomando en
cuenta el registro de efecto fotoeléctrico normalizado entre 0 y 20 barnios. Pare ello

79



Determinacion de los parametros petrofisicos basicos

también se prepar6 un algoritmo (Figura 79) y se comparé con los valores obtenidos
anteriormente. Los resultados muestran que los valores de porosidad de fractura por
ambas técnicas son similares en la mayor parte de los casos aunque los obtenidos con
el registro de efecto fotoeléctrico (PEF), son un poco conservadores respecto a los
obtenidos por el método de Elkewidy y Tiab.

FPROGRAMA PARA CALCULO DE LA POROSIDAD DE

FRACTURA EM BASE AL EFECTO FOTOELECTRICO ¥ AL DENSIDAD™f
FCREADO POR ING.: JOSE TARAZONA

PFNOTA: PEF DEBE ESTAR CORREGIDO Y NORMALIZADO A UN VALOR
MAXIMO DE 20 BARNS*/

PEF.IN=PEF

RHOB.IN=-RHOB

PHIT.IN=PIGT

PHISEC.IN=PHISEC

PEmat=5

RHObmat=2.71
X=(PEF.IN*RHOB.IN-(1-PHIT.IN*PEmat*RHObmat)f1070
¥Y=IF(%<0,0,%)

Z=IF(¥>0.09,0.09,Y)
W=IF(PHISEC.IN=0,Z,0)
Q=IF(W>PHISEC.IN,PHISEC.IN,W)
PHIF_PEF=Q

Figura 79. Algoritmo para el calculo de la porosidad de fractura en funcién del registro
de efecto fotoeléctrico.

La gréfica que aparece a continuacion (Figura 80) es una representacion de los valores
de la porosidad de fractura en funcién del exponente de cementacion “m”. Notese que
los valores més altos para las curvas de Porosidad (PHIF 6 NPHI) son 10%, mientras
que el exponente “m” varia entre 1 y 2. De tal forma que los valores obtenidos por los
dos métodos ajustan bien con lo esperado tedricamente.
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Figura 80. Grafico para el calculo de la porosidad de fractura en funcién del exponente
m”.

La figura 81 muestra 4 fotografias provenientes del estudio de nucleos del Campo
Gaucho. Se observa los diferentes tipos de porosidad discutidos anteriormente y la
presencia de los moldes, fragmentos de conchas y corales que contribuyen a dicha
porosidad, junto a las fracturas y micro fracturas.
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Figura 81. Microfotografias tomadas al pozo Gaucho-35 N-1,3. Mostrando fragmentos
de conchas y coral que contribuyen a la porosidad.

La porosidad secundaria (PHISEC) fue determinada por la diferencia simple entre @DN
- QAT. En un &ico de frecuencia de la porosidad se observa claramente la
distribucion entre la porosidad primaria y la secundaria (Figura 82); notese como se
forman dos distribuciones bien diferenciadas en donde se puede determinar donde
comienza y termina cada tipo de porosidad. Esta porosidad Secundaria (PHISEC) se
cotejé contra el resultado obtenido de la porosidad total proveniente de los registros de
imagenes (PHIT) menos la porosidad del registro sénico, que como se dijo
anteriormente, es el mejor indicador de la porosidad de matriz. Las dos porosidades,
tanto la PHIF como la diferencia de PHIT-JAT tienen valores bastante aproximados.
Cabe destacar, que la porosidad total (PHIT) no esta acotada puesto que se derivo de
Redes neuronales a partir de los registros de imagenes.

Kl
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SECUNDARIA

S0

FIGN (m3/m3)

Figura 82. Distribucion de la porosidad primaria y secundaria para el Cretacico Inferior
(K1) en el pozo Gaucho-35.
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En Quanti fue necesario acotar la porosidad total (PIGT) a 12% debido a que existen
muchos intervalos de derrumbes en donde el registro densidad estd muy afectado. Aun
cuando en estos intervalos se le dio un peso bastante bajo (o0 una incertidumbre alta) al
RHOB para que Quanti le diera preferencia al Neutrén (NPHI) y al Sénico (DT), fue
necesario acotar el valor maximo de porosidad a 12%. De tal forma que en los
resultados aparecen dos porosidades totales. Una proveniente de Quanti que se
encuentra acotada a 12% como valor maximo y una proveniente de Redes Neuronales
entrenadas con la porosidad total de los registros de iméagenes. En las figuras 83 y 84
se muestran los valores promedio obtenidos para la porosidad total (PIGT) y el Neutrén
(PHIT).

16000 - —— 100.00 %

B7.50 %

75.00 %

62,50 %
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37.50 %

25.00 %

12.50 %

Figura 83. Distribucién de la porosidad total calculada por Quanti en el Campo
Gaucho.
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Figura 84. Distribucién de la porosidad total calculada mediante Redes Neuronales
entrenada a partir de los registros de imagenes.

En todos los pozos se muestra la curva del Neutrén (PHIT) y porosidad total (PIGT) en
el mismo carril del gréfico compuesto para comparar los dos resultados. En la mayoria
de los casos PHIT alcanza valores similares o iguales a PIGT. Sin embargo, en las
zonas de fracturas donde aumenta la porosidad secundaria (PHISEC), el Neutrén
(PHIT) siempre es mayor que porosidad total (PIGT). Este resultado es muy valioso
debido a que facilmente se puede obtener la porosidad total en las fracturas por otro
método independiente de la m variable de Rasmus.
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La figura 85 muestra la forma como el procesamiento Quanti descompone la porosidad
total (PHIT) de acuerdo a los volumenes de roca, arcilla, agua e hidrocarburo.

Definiciones y Modelo de Interpretacion

Modelo ¢
de ROCQ Porosidad|  Agua Agua Agua Hidrecarburo
Aislada Arcilla | Irreducible Libre

Definiciones Porosidad inefectiva | ¢ Porosidad Etectiva |
o rosidad < Porosidad Tetal .

= PHIT N
ELAN . < FIGN = PHIE .
Petrofisica VISO. vxBwo |, wiaw | PIGE = Poro producible,

Nota: muchas veces en la jerga petrofisica se incluye al agua irreducible (inmévil,
ligada por fuerzas capilares) dentro del la porosidad efectiva. Una alternativa seria
denominar a esta porosidad (PIGN = PHIE) como Porosidad Conectada (aunque no
toda pueda fluir). Modelos petrofisicos mas avanzados pueden incluir otros tipos de
porosidad, como la Porosidad Aislada (por ejemple vigulos ne conectados en

_carbonatos, vesiculas en rocas volcanicas. et¢y 000

Figura 85. Modelo de interpretacion de Quanti para la porosidad y los volumenes de
roca.

Finalmente la porosidad efectiva calculada mediante el procesamiento Quanti, se
compar6 con los intervalos fracturados para ver si los resultados eran consistentes.
Para ello se empleé el grafico del registro Sonico (DT) vs. Porosidad total (PIGT), como
se observa en la figura 86. Esta técnica es muy precisa para verificar las zonas de
fracturamiento.

Sobre la linea recta se ubicardn los puntos compactos que solo poseen porosidad
primaria, la cual como se dijo anteriormente, en el Campo Gaucho no almacena ni
aporta fluidos. A la derecha de la recta se ubican los puntos arcillosos y a la izquierda
alejandose de la recta aparecen los puntos donde se encuentran las fracturas.

Con esta técnica, teniendo bien calibrada la porosidad efectiva de Quanti, se puede
facilmente hallar las zonas con mayor probabilidad de fracturas.

Este gréafico es mucho mas efectivo que la densidad-neutrén o el sonico-densidad para
conseguir las zonas de fracturas siempre que la porosidad efectiva se ajuste a los
valores de los nucleos.
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Figura 86. Técnica para detectar intervalos fracturados a partir de la porosidad efectiva
determinada por Quanti y el Registro Sénico (DT).

10.6 determinacion de la permeabilidad.

Aungue una roca sea de alta porosidad, el agua no puede moverse libremente a través
de la masa rocosa (especialmente en los carbonatos), a no ser que los espacios vacios
estén interconectados y tengan un didmetro suficiente como para permitir la fluidez
(denominadas garganta de poro) como se observa en la figura 87. La permeabilidad es
la facilidad relativa con la cual se desplazara el fluido a través de la roca bajo una
presion no equilibrada. La permeabilidad tiene gran importancia para determinar el
grado de movimiento de los hidrocarburos y el agua que puede obtenerse en
superficie. lgualmente, es de gran importancia a la hora de obtener el gasto de fluido
gue debe ser bombeado para realizar un fracturamiento en el pozo. La expresion que
relaciona a la permeabilidad con los otros pardmetros del yacimiento es la ley de

Darcy:
Ar) u

Figura 87. La porosidad en ambos casos a y b no esta conectada y aunque la muestra
posee gran cantidad de poros llenos de fluido, el mismo no pude ser drenado debido a
gue no hay permeabilidad.
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Como ya se menciond, la permeabilidad es una funcion de la porosidad. En la medida
en que los poros estén interconectados y llenos de fluido, su grado de correlacién
aumenta. Sin embargo, existen otros factores que afectan esta funcién y normalmente
cuando se grafican estas dos propiedades en forma semilogaritmica, no se obtiene un
alto coeficiente de correlacion.

Se dice que cuando obtenemos por minimos cuadrados un coeficiente de dispersion r
= 0.5 tenemos una buena tendencia entre K y ¢. Por lo cual no podemos pretender
excelentes correlaciones de permeabilidad cuando existen dos tipos de porosidades
como en el caso de los carbonatos del Campo Gaucho. En los carbonatos la
permeabilidad depende fuertemente del tipo de roca a la que esté asociada, debido al
efecto que tiene la porosidad secundaria sobre esta propiedad. Las figuras 88 y 89
muestran claramente la interdependencia entre la permeabilidad y el tamafio del grano,
compactacion/tipo de cemento, las fracturas y la lixiviacion de la roca.
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Fig. 2. 12: Plots for young reservoir
rocks which have been altered by gradual and uniform
cementation. The relationship betiween particle size and this pattern of diagenetic
effects is very complex. The graph indicates a general trend in permeability and porosity reduction.
Modified from R. Nurmi, GEQ/96

Figura 88. Tendencia general de la disminucién de la permeabilidad a medida que
disminuye el tamafio de grano.
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Figura 89. Los Mudstone y Wackestone presentan porosidad inferior a 10% y en
general, permeabilidad inferior a 0.1 mD.
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La forma mas fiel de tener una ecuacion que represente lo que realmente sucede a
nivel de yacimiento entre la permeabilidad y la porosidad es hacer una Correlacion
Nucleo — Registro con los datos de ambas propiedades provenientes de andlisis de
laboratorio que muestran dichas correlaciones para el Campo Gaucho.

Sin embargo, las permeabilidades determinadas en los nucleos pertenecen a la matriz
debido a que al intentar obtener tapones de nlcleo en zonas fracturadas, estos se
rompen totalmente perdiéndose la union entre los granos, por lo que no se puede
realizar ninguin ensayo de laboratorio.

La correlacion entre la porosidad y la permeabilidad de nucleos fue bastante buena con
un coeficiente de dispersion de r > 0.5 para permeabilidad de matriz. En el modelo de
Quanti se incluy6 el célculo de la permeabilidad de matriz (AIRK), la cual ajust6 muy
bien con la permeabilidad de nucleo.

La figura 90 muestra la correlaciéon entre la permeabilidad de matriz (AIRK) vy la
permeabilidad del nicleo (CKHL).
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Figura 90. Correlacién entre la permeabilidad de nucleo y la permeabilidad al aire
calculada del Quanti.

Existen varias técnicas para derivar la permeabilidad a partir de los registros:

Permeabilidad derivada de registros de porosidad:

Correlaciones Porosidad-Permeabilidad calibradas con nulcleos, entre las que se
encuentran:  Tixier, Timur, Kozeny-Carman, Coates-Denoo, Geochemical
(Quanti/Herron-Herron).
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Permeabilidad derivada de registros sonicos (Stoneley mode)
Las zonas permeables afectan las ondas Stoneley reduciendo su amplitud y
aumentando el tiempo de transito (slowness), respecto a rocas no permeables.

Permeabilidad de registro de Resonancia Magnética (NMR).

Ecuaciones de permeabilidad derivadas de los registros de Resonancia Magnética
(NMR) incluyen informacion sobre textura de la roca y brindan estimaciones mas
robustas. La limitacion es que las distribuciones T2 de herramientas NMR son
sensibles a la distribucion de tamafios porales, mientras que la permeabilidad (K) es
controlada por la distribucion de gargantas de poro.

Permeabilidad a partir de los registros de imagenes.
A partir de Redes Neuronales entrenadas con datos de nucleos, sonicos o registros de
imagenes. Especialmente aplicadas en carbonatos fracturados.

Todos los métodos anteriores requieren datos representativos de nlcleos para
calibracion.

Existen tres tipos de permeabilidad:

1.- Absoluta o especifica: es la conductividad de una roca o material poroso cuando
esta saturada completamente por un solo fluido (Figura 91).

2.- Efectiva: es la conductividad de un material poroso a una fase, cuando dos 0 mas
fases estan fluyendo simultdneamente, como por ejemplo en el proceso de
desplazamiento donde la permeabilidad efectiva a una fase dada siempre es
menor que la permeabilidad absoluta y es funcidon de la saturacion de dicha fase.

3.- Relativa: es el cociente entre la permeabilidad efectiva y una permeabilidad de
referencia. La permeabilidad relativa a la fase no mojante alcanza el maximo a
saturaciones menores de 100%, lo cual indica que una porcion del espacio
poroso disponible interconectado, contribuye poco a la capacidad conductiva del
medio poroso.

La permeabilidad matricial absoluta siempre esta referida a la garganta de poro (R35),
gue segun Winland no es méas que el radio de gargantas de poros correspondiente a
un 35% de la curva de saturaciébn de mercurio acumulada, en pruebas de presion
capilar (sistema aire-mercurio).

Mas claramente, es el radio de gargantas de poros obtenido de la curva de Presion
Capilar (Pc), cuando la muestra de nucleo ha sido llenada con un 35% de mercurio.
Este radio de garganta de poro tiene mucho que ver con el tamafio del grano y el tipo
de roca, especialmente en los carbonatos, como se observa en la figura 92.
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Realizando el andlisis de regresion multiple entre porosidad, permeabilidad y garganta
de poro, Winland determindé que R35 es el tamafio de garganta de poro que mejor
define un sistema poroso interconectado en una roca con porosidad intergranular y que
controla el flujo a través de la misma definido como:

Log(R35)= 0,732+ 0,588* Log( perm absoluta) — 0,864 * Log( porosidad)

Figura 91. Correlacién entre la porosidad efectiva y la permeabilidad absoluta para 3
pozos con nucleo en el Campo Gaucho. Pozo 21 N-2; Pozo 23 N-1; Pozo-35 N-3.
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Figura 92. Relacion entre el tipo de roca y la permeabilidad de acuerdo a los Analisis
de Winland.

La figura 93 muestra la correlacién existente entre la permeabilidad del nucleo y el
radio de garganta de poro derivado de la ecuacién de Winland para el Campo Gaucho.
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Estos resultados fueron utilizados en la determinacion de las unidades de flujo. Aun
cuando no se tienen datos de laboratorio para calibrar cual ecuacién representa mejor
el radio de garganta de poro, se hizo una correlacion visual entre el R35 obtenido a
partir de registros y el de nucleo, lograndose un ajuste excelente como se observa en
la figura 94.
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Figura 93. Grafica de Winland para R35 en el Campo Gaucho a partir de los valores
de permeabilidad de nudcleo y registros, mostrando la comparacién con tipo de roca,
porosidad efectiva, garganta de poro e indice de fluido libre.
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Figura 94. Ajuste entre el R35 calculado a partir de los datos de nucleo y R35
calculado mediante algoritmo usando los datos provenientes de Quanti.
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Para convertir a profundidad los valores de R35, fue necesario crear un algoritmo que a
partir de los calculos obtenidos de Quanti pudiera reproducir los valores obtenidos a
partir de los nucleos. Este algoritmo aparece en la figura 95.

6421631 0PICHT]}

Figura 95. Algoritmo para el calculo del radio de garganta de poro R35.

Para el Campo Gaucho, fue muy complicado encontrar una correlacién que pudiera
describir con bastante fidelidad las zonas fracturadas productoras. Sin embargo, se
logré crear un algoritmo que funciona bastante bien al compararlo con la permeabilidad
obtenida a través de redes neuronales. En la figura 96 aparece dicho algoritmo y en la
figura 97 se muestra el alto grado de correlacion logrado con la permeabilidad derivada
de los registros e imagenes con los cuales se entrend la red neuronal.

PIGN=PIGN

A=pow({PIGN,{-0.9908))

SWI=SWI

PHIF=PHIF

X=pow{PIGN,2)
K_SGmat=100"X"(1-SWIySWI
K_SGfrac=1000"X"(1-SWI¥SwWI
K_SG1=IF(PIGN>0.1,K_SGfrac,K_SGmat)
Y=K_SG1°20

K_SG=IF(PHIF <0.005,0.001,Y)

Figura 96. Algoritmo para el célculo de la permeabilidad de fractura.
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Figura 97. Comparacién entre la permeabilidad de fractura calculada a partir del
algoritmo (rojo), obtenida a partir de la red neuronal (azul) entrenada con los datos
provenientes de registros de imagenes.

Como puede observarse en la figura 98 la permeabilidad de fractura muy raramente
alcanza valores superiores a 100 mD. En muy pocas oportunidades debido a las
cavernas alcanza valores superiores a 500 mD, pero que no son representativos del
sistema roca-fluido del Campo Gaucho, sino que por el contrario son valores puntuales,
andémalos o erraticos.
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Figura 98. Rango de valores obtenidos para la permeabilidad de fracturas a partir de la
red neuronal en el Campo Gaucho.
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Un resultado muy interesante se puede observar en la figura 99 en donde aparecen 2
tendencias de permeabilidad. La primera y con mayor cantidad de puntos en la nube es
la permeabilidad de matriz que se encuentra casi siempre por debajo de 1 mD y la
segunda perteneciente a la permeabilidad de las zonas fracturadas en mucho menor
cantidad de puntos en la nube. La permeabilidad de fractura segun la grafica comienza
a partir de 0.35 mD (micro fracturas), llegando a valores superiores a los 100 mD.

En cambio, la permeabilidad en la matriz comienza a aumentar a partir de 0.03 mD.
Con lo cual se puede establecer un comparativo de permeabilidad como veremos mas
adelante en el capitulo de determinacion de parametros de corte.
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Figura 99. Comparacion entre la permeabilidad de fractura y la de matriz (< 1 mD).

10.7. Determinacién de la saturacion de agua.

El método preferido para el calculo de Porosidad (PHI), es a partir del registro de
densidad. Esta aproximacion va desmejorando si existen minerales en la formacién
que tengan cantidades variables. Cuando se trata de yacimientos que tienen caliza,
dolomia, anhidrita, pirita e incluso pedernal, no es posible hacer el calculo de
Porosidad (PHI) a partir de un modelo determinado, La situacion empeora si los
volimenes de arcilla son variables cuando existen dos o mas tipos de arcilla. En tal
situacion, la mejor aproximaciéon es un modelo multi-mineral/estocastico.

Para que el modelo funcione, técnicamente deben seguirse los siguientes principios:

Los minerales y fluidos a ser incluidos en el modelo deben ser determinados y
conocidos. No se pueden colocar minerales que solo se encuentren en trazas o
particulas debido a que el algoritmo intentara colocarlo a lo largo de todo el pozo.

La respuesta de cada uno de estos minerales y fluidos para una gran variedad de
pardmetros medidos por los registros debe ser especificada para cada mineral de
acuerdo a cada intervalo en el yacimiento.
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El modelo estocéstico encontrara la mejor combinacién de las fracciones volumétricas
para cada mineral y fluido que se ajusten mejor a la respuesta de los registros en base
a una variedad de criterios y restricciones tales como:

Importancia relativa (peso o certidumbre) de cada registro.

Medida de error de cada herramienta (incertidumbre).

Porosidad y saturacion de agua irreducible (Swirr), minimo y maximo en cada intervalo.
Saturacion de la zona invadida teniendo en cuenta el tipo de lodo (base agua o aceite)
Cantidad relativa de uno o varios minerales respecto a la curva de Densidad (RHOB).

Respuesta satisfactoria de la resistividad relativa a la saturacién de agua, usando los
modelos de Archie, Doble Agua, Waxman-Smiths, etc.

Cabe destacar, que no es posible tener un nimero mayor de minerales y fluidos que
las respuestas de los registros. De hecho, aunque el nimero de registros sea igual al
namero de minerales y fluidos requeridos, en el calculo siempre hay una ecuacion
adicional que expresa que la suma de las fracciones volumétricas debe ser igual a 1.

Todos estos argumentos suenan muy rigurosos y podrian ser la base para preferir los
modelos Estocasticos a los Determinados. Sin embargo, existen razones por lo cual se
debe tener cuidado al trabajar modelos multiminerales por los siguientes motivos:

El hecho de que el programa sea capaz de calcular hacia atras las respuestas de los
registros con un grado de incertidumbre muy pequefio, no significa necesariamente
gue sean correctos. Se puede encontrar una solucion completamente errénea si los
minerales y los fluidos seleccionados no existen o estan en cantidades insignificantes.
Por lo cual se estaria forzando al programa hacia una solucién irreal.

El programa no tiene ningln razonamiento dependiente de la profundidad. Por lo tanto
se puede encontrar gas debajo de aceite y aceite debajo de agua. Esto casi siempre es
consecuencia de la calidad del agujero o de las variables mal ajustadas en la tabla de
pardmetros tal como la resistividad de la arcilla.

Muchas de las respuestas de las herramientas para minerales en la formacién son
desconocidas y solo se tiene el recurso de los valores estandar a nivel mundial en la
tabla de parametros para minerales tipicos.

En este caso hay que recurrir al ensayo y error para ajustar los Dtmat, Rtsh, NPHiIcal,
RHOBanhi, etc. Lo cual toma una enorme cantidad de tiempo y esfuerzo. Estos ajustes
pueden tener un efecto drastico en el resultado de cada fraccion volumétrica.
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Las porosidades derivadas normalmente vienen de la combinacion de los tres registros
Densidad (RHOB), Neutron (NPHI), y Sénico (DT), hechas sobre las saturaciones
relativas en la zona invadida opuesta a la zona virgen. Si bien es cierto que en la gran
mayoria de los casos, esto es correcto y mucho mejor que el calculo a partir de solo
Densidad (RHOB) o la combinacion con el Neutrén (NPHI), también es necesario
calibrar con los nucleos el Sonico (DT), para obtener la porosidad de la matriz.

Mucha gente llama “caja negra” a estos programas porque no tienen claros los
conceptos avanzados de petrofisica y tienen el temor de enfrentarse al proceso tan
largo y complicado que requiere el conocimiento firme de todos los parametros
petrofisicos involucrados en cada etapa.

Estos programas estocasticos son muy sensibles a la calidad de los registros y al ruido
de los mismos. Es muy dificil “engafiar” al programa en zonas donde los registros son
erroneos. Los resultados son totalmente irreales si uno no se toma el tiempo suficiente
para editar y filtrar las curvas previamente.

Como se puede observar, en todos los casos donde es necesario tener un poco de
cuidado, son perfectamente solucionables los requerimientos del programa, si
invertimos un poco de tiempo al seleccionar las entradas mas realistas posibles.

Los modelos de saturacion de agua provenientes de programas estocasticos tienen la
gran ventaja sobre los algoritmos Convencionales que se ajustan a los minerales
presentes en la roca mediante una matriz variable (RHGA) calculada. Cuando se tiene
a disposicion una herramienta ECS (Espectroscopia de Captura de Elementos) se
puede comparar el calculo contra los datos reales del Espectroscopia de Captura de
Elementos (ECS) y obtener un ajuste muy bueno con la informacién de nucleos o el
registro continuo de hidrocarburos.

Por otra parte, el calculo de saturacién de agua (Sw) tiene una ventaja adicional al
poder someter varios modelos independientes para el mismo pozo en el mismo modelo
general. Cada sub-modelo entra en un médulo que permite la sumatoria en
profundidad de cada intervalo.

Asi, si por ejemplo el modelo de Simandoux funciona mejor en el Mioceno, el de
Waxman-Smiths en el Eoceno/Paleoceno y Doble Agua en el cretacico, no existe
ningun problema al hacer el calculo de Sw ya que el programa colocara en profundidad
cada curva de (Sw), respetando el modelo asignado a cada yacimiento. Esto no es
posible hacerlo en un modelo Convencional.

Como se mencion6 anteriormente, se muestra como se definieron los parametros para
seleccionar cual era el modelo mas adecuado para estos yacimientos. Hay que
comprender que absolutamente todos los modelos de Saturaciéon de Agua provienen
de la ecuacioén original de Archie y por lo tanto todos los modelos existentes son un
“Archie Modificado”.
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El reto es, encontrar la modificacion idonea para que la ecuacion funcione y sea lo méas
préximo a la realidad vista en la produccion en superficie para cada pozo. Por lo cual,
es necesario ensayar diferentes modelos de saturaciéon de agua (Sw) para ver cual
ajusta mejor.

En el Campo Gaucho, segun estudios anteriores ya se habian probado los modelos de
Archie (Eg. 1) y Simandoux (Eq. 2) sin éxito, salvo en los intervalos mas limpios. Por lo
cual, en este estudio se ensay6 con el modelo de Doble Agua (Eq. 3) y se comparé los
resultados anteriores, mediante graficos cruzados, para verificar cual se comportaba de
forma mas consistente respecto a los datos de laboratorio. A continuacién se escriben
los tres modelos que han sido usados para el Campo Gaucho:

C,
CT = ?szv (1)
C = 2814V, C, @)
n V,
CT = SWT |:Cw + QQV (ch _Cw):| (3)
T SwT
Donde:
CT: 1/Rt.
Cw= 1/Ry,

Sy= Saturacion de agua.

F = 1/®™ = Factor de formacion.

Vsn= Volumen de arcilla.

Q. = Capacidad de intercambio de cationes de las arcillas.
Vg = Volumen de agua ligada a la arcilla a 22 °C .

Ceow = Conductividad del agua ligada a la arcilla.

Otro reto es el sistema de fluidos que se tiene en los yacimientos el cual es un sistema
trifdsico agua/aceite/gas. Los modelos de Saturacion de Agua que se existen fueron
desarrollados para sistemas agua/aceite, en areniscas y no toman en cuenta la
presencia de gas, el cual por “convencion” es igual a cero.

No existe un modelo matematico ni empirico disefiado para carbonatos. Mucho menos,
para carbonatos arcillosos como es el caso del Cretacico Superior del Campo Gaucho.
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Ante la complejidad de las Formaciones del Cretacico Superior y Medio en estudio, en
donde tenemos “carbonatos fracturados, muy compactos, arcillosos, de baja
permeabilidad, con presencia de anhidrita, pirita, pedernal y sales radioactivas”; la
Unica forma de definir un modelo de Saturacibn de Agua que represente tanto las
caracteristicas de la roca como la produccion en superficie es utilizar varios sub-
modelos dentro de Quanti.

Dicha técnica se utiliza cuando tenemos varios modelos que pueden ser utilizados para
la caracterizacion petrofisica pero debemos seleccionar un Unico modelo que respete
la correlacion nucleo-registro proveniente de los pozos clave.

Se trata simplemente de dividir el problema en varios médulos que describan el
comportamiento de cada formacion. Asi se tiene entonces un sistema combinado en el
cual hacemos la sumatoria de los modelos de: Cretacico Superior (KS), Cretacico
Medio (KM), Cretacico Inferior (KI), Jurasico Superior Tithoniano (JST), Jurasico
Superior Kimmeridgiano (JSK) . Finalmente se ajusta una funcidon que integra los
resultados y proporciona las salidas de porosidad, permeabilidad, volumen de arcilla y
saturacion de agua.

Para discriminar entre los diferentes modelos de Saturaciéon de Agua (Sw), podemos
utilizar la técnica de Pseudo-presion Capilar junto con los graficos de permeabilidad
relativa para estimar la resistividad minima con la cual hay produccion comercial. Esta
técnica de Pseudo-presién Capilar supone que debemos reproducir cémo el agua llené
los poros hasta desarrollar la presién capilar que medimos en el laboratorio.

Para lograrlo, graficamos Saturacion de Agua (Sw) derivada de alguno de los modelos
existentes en el eje de las X y la resistividad profunda o Rt en el eje Y, el cual seria el
equivalente de la Presion Capilar (Pc) en el subsuelo ya que la misma es funcion de la
porosidad y de la presién capilar que ejercen los fluidos dentro de la roca.

A mayor porosidad menor Rt y a mayor (Pc) mayor Rt debido a que la formacion sera
mas compacta. Desafortunadamente, en el Campo Gaucho no existen buenos ensayos
de laboratorio con los cuales comparar la Saturacion de Agua irreducible (Swirr).

Cabe destacar que la resistividad es la resultante de muchos elementos dentro del
Sistema Roca-Fluido. En realidad (Rt) es funcion del tipo de fluido, porosidad, presiéon
capilar, permeabilidad, etc., las cuales a su vez son funcién de otras variables dentro
de dicho sistema roca-fluido.

La nube de puntos obtenida debe formar una curva muy similar a la de presion capilar
medida en el laboratorio. Se deben escoger varios tapones de nucleo del yacimiento
estudiado (en el caso de que hubiera mas de uno) y sobreponerlos en la nube de
puntos para ver si las asintotas coinciden (Swirr y Pc minima).
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La parte curva de la funcién capilar nos indicara los puntos que se encuentran en la
zona de transicion (interfase), mientras que la asintota del eje Y, nos indicara el rango
de Saturacion de Agua irreducible que se puede tener en la petrofisica de Quanti.

La misma deduccién puede ser realizada usando la porosidad efectiva en vez de la Rt.
Como ya se menciond, Rt es funcion de porosidad.

Para el Campo Gaucho se tomo los datos de laboratorio de porosidad y saturacion de
agua (CPOR y SSWC) para realizar el grafico cruzado, existe una relacion bien
marcada entre los datos medidos en el laboratorio. Asi mismo, el grafico cruzado entre
Rt y Sw del nucleo. En este grafico también se aprecia la relacion entre la resistividad
medida por los registros y la saturacion de agua del nucleo. No6tese que la saturacion
de agua irreducible (Swirr) (asintota de la curva en el eje Y) es casi siempre superior a
30%.

Este resultado que la naturaleza representa, se debe tratar de reproducir con la
ecuacioén de saturacion de agua en la medida de lo posible. Por lo tanto, no cualquier
modelo de saturacion de agua (Sw) va a reflejar una tendencia hiperbdlica con
respecto a Rt.

La figura 100 muestra como la saturacién de agua (Sw) del modelo de Archie no tiene
ninguna tendencia en cualquiera de los pozos representados excepto en Gaucho-35.
Mientras que la saturacién de agua (Sw) proveniente del modelo de Doble Agua si
tiene una tendencia hiperbélica en todos los pozos (Figura 101).

Sw

Figura 100. Modelo de saturacién de agua de Archie (Sw en el eje X) vs. Resistividad
de la formacion (Rt en el eje Y). Se observa que no existe ninguna tendencia para el
Campo Gaucho.
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Rt

Sw

Figura 101. Modelo de doble agua postulado para el Campo Gaucho. Nétese la forma
hiperbdlica en que se distribuyen los puntos.

10.8. Resistividad de |la Arcilla.

La figura 102 muestra que la resistividad de la arcilla (Rsh) (puntos inferiores de la
grafica), es Rsh= 1.5 Q-m en el Cretéacico Superior, mientras que en el Cretacico
Medio/Inferior es Rsh= 4.8 Q-m, Figura 103, indicando ademés que la densidad de la

arcilla debe ser psh= 2,52 gr/cc.

-
(o )

Figura 102. Correlacion Volumen de Arcilla  Figura 103. La Rt de la Lutita en KM/KI
(Vcl) vs. resistividad total (Rt) para es mayor que en KS, debido a la
determinar Rt de la Lutita. compactacion.
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La figura 104 muestra esqueméticamente como se distribuyen las arcillas dentro de la
roca y como afecta esto al espacio poroso y a la resistividad en las zonas
comercialmente explotables al igual que lo hacen los nédulos de pirita. La razén por la
cual el modelo de Archie no funciona bien en el Campo Gaucho, especialmente en el
Cretacico superior es porque el contenido de arcilla es muy superior al 3%.

Adicionalmente, tampoco funciona bien el modelo de Simandoux debido a que es muy
dificil encontrar un valor mas o menos constante de resistividad de la arcilla (Rsh) a lo
largo de un intervalo completo, por lo que habria que subdividir cada yacimiento en
muchos intervalos cortos. Esto aumentaria enormemente el tiempo de evaluacion y lo
hace no préactico. Por otra parte, si tomamos un solo dato de resistividad de la arcilla
(Rsh) constante, los resultados que aparecen en algunos casos no tienen sentido fisico
(por ejemplo aceite debajo de agua).

Shale clasts Clay-lined burrows

Ash shard!

Conductive pyrita
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Figura 104. Esquema de la distribucion de la arcilla en el espacio poroso..

El modelo de Doble Agua supera este inconveniente al asumir que la arcilla y el agua
ligada a ella ocupan un espacio poroso que no forma parte de la porosidad efectiva y
gue esta en funcion de la conductividad de las zonas arcillosas de acuerdo a una tabla
interna de valores (en el programa), de capacidad de intercambio de cationes para
cada tipo de arcilla (lllita, Smectita, Clorita, Caolinita, etc).

De acuerdo a ello se calcula la saturacién de agua (Sw), como una fraccion de la
porosidad total incluyendo el agua ligada a las arcillas. Por lo tanto la dependencia del
modelo de Doble Agua respecto a resistividad de la arcilla (Rsh), es minima y solo se
hace evidente cuando el contraste entre Rt, Rsh y Rw es muy pequefio.

Por esta razon, se puede colocar en la tabla de parametros de Quanti, un valor de Rsh
constante a lo largo de grandes intervalos de roca en donde haya suficiente contraste
entre las tres resistividades.

La figura 105 muestra como se ve influenciada la resistividad debido a los diferentes
eventos geoldgicos ya sea por alteraciones arcillosas, intrusiones salinas, fracturas, o
forma de construccion (Rock Fabric).
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El modo como se depositdé o se formé la roca es determinante en las caracteristicas
petrofisicas medidas por las herramientas de registros. La porosidad, permeabilidad,
volumen de arcilla y saturacion de agua estdn determinadas por la forma de
construccion (Rock Fabric) de la roca.

Como se puede observar en la figura 106. A medida que la saturacion de agua (Sw)
aumenta, la resistividad total (Rt) disminuye. Pero Rt, también disminuye cuando el
filtrado de lodo llena la fractura, o cuando el volumen de arcilla aumenta. También
disminuye si hay presencia de pirita o si hay disolucién de sales. De tal forma que la
dependencia entre Sw y Rt no es tan directa como se podria pensar.

ELECTRICAL RESISTIVITY OF ROCKS:
MAIN TENDENCIES

Rock resistivity decreases with
W increasing porosity or fracturing

B increasing water saturation & water salinity
B increasing shale/clay content
is influenced by geological processes (Ward, 1990):

Clay alteration + Weathering v
Dissolution v Induration 4
Faulting 4 Carbonate percipitation 4
Salt water intrusion Silification 4
Shearing v Metamorphism $
v decreases fincreases ¥ increases or decreases

Figura 105. Influencia de los eventos geoldgicos sobre la resistividad de la roca.

RESISTIVITY: Influence of Water Saturation

~

Increasmg water saturation S,

decreasmg rock resistivity R,

Figura 106. Influencia de la saturacion de agua sobre la resistividad medida en la roca.

La figura 107 muestra esta dependencia para el Campo Gaucho utilizando los datos de
nacleo. Como ya se menciond anteriormente, si existe una correlacién ésta deberia ser
tedricamente de tipo hiperbdlica. Se observa que para todos los pozos con nucleo se
puede trazar una curva de ese tipo sobre los datos graficados.
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Figura 107. Influencia de la saturacion de agua sobre la resistividad en el Campo
Gaucho para los pozos con nucleo. Pozos. Gaucho-2, 23, 3, 35.

Igualmente, como se observa en la figura 108 existe una correlacion entre la porosidad
de los ndcleos y la saturacién de agua. Esta correlacion serd bien importante en la
determinacion de los criterios de corte (Cutoff) para los sumarios petrofisicos de
isopropiedades.

Este mismo tipo de grafico (llamado también de Pickett modificado), pero ahora con
datos calculados del proceso Quanti se muestra en la figura 109 Aqui se muestra cada
una de las regiones en que se puede dividir el gréfico con la finalidad de conseguir los
parametros de corte para porosidad y saturacion de agua.

A

Sw

Porosidad

Figura 108. Correlacion porosidad vs. Saturacion de agua (Sw) en el Campo Gaucho.
Se observa la presencia hiperbélica que forman ambos. Pozos. Gaucho-2, 23, 3, 35.

Los dos graficos tanto Sw-Rt como Sw-PIGN se confirman el uno al otro y permiten
tener cierto grado de certidumbre sobre los calculos realizados para el Campo Gaucho.
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Esto al final tiene un peso especifico suficiente para ligar las propiedades petrofisicas
calculadas junto con las curvas de densidad de fracturas y poder separar de una forma
l6gica las unidades de flujo propuestas para el Campo Gaucho. Si esta tarea de
determinar las unidades de flujo se intentara hacer solo con los registros de campo sin
usar las correlaciones arriba mencionadas, seria casi imposible subdividir cada
formacion en varias unidades.

]

FIGN (m3im3)
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Figura 109. Grafico de Pickett modificado, indicando cada una de las zonas de fluidos
y los cutoff en el Cretacico Superior Agua Nueva del Campo Gaucho.

Los pozos que presentan fracturas o fallas severas a menudo sufren una considerable
pérdida de fluidos de perforacion. Si se espera encontrar una falla conductora y
fracturas asociadas con la misma durante la perforacion, (figura 110) conviene evitar
los consiguientes problemas de produccion de agua y barrido deficiente que tienen
este tipo de yacimientos, en particular las formaciones que tienen poca permeabilidad.

En este tipo de formaciones con baja permeabilidad la invasion por filtrado de lodo es
muy profunda debido a que el filtrado avanza de forma errética por entre las fracturas
de la formacion.

Al hacer el célculo de (Sw) en Quanti hay que tener cuidado en estos intervalos donde
el avance del filtrado es profundo y tratar de que el programa no intente colocar un
volumen de arcilla inexistente.

Para ello hay que darle una incertidumbre muy baja al canal de Vcl proveniente de
Petroview Plus, que es nuestra mejor aproximacion ya que el modelo fue previamente
calibrado contra la difraccion de rayos X del nucleo.
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* Fracturas o fallas entre un inyector y un productor.  ~ Fracturas o fallas en una capa de agua  Fracturas o fallas enuna capa de agua
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Figura 110. Esquema de los problemas asociados con la produccion de agua en los
yacimientos fracturados.

En los yacimientos de carbonatos, las fracturas suelen ser casi verticales y tienden a
ocurrir en grupos separados por grandes distancias, en especial en zonas dolomiticas
cerradas, por lo cual es poco probable que estas fracturas intercepten un hueco
vertical. En estos casos la resistividad total (Rt) se hace muy alta incluso hasta llegar a
saturar la herramienta de induccion o el doble laterolog. Como resultado, se obtiene
una saturacioén de agua muy baja cuando la porosidad total supera el 2%.

Cualquier modelo de saturacién de agua utilizando resistividades tan altas siempre
tiende a calcular valores muy bajos de Sw; sin embargo, nétese como en la figura 111,
estos puntos con Rt mayores de 100 Q-m se ubican muy cerca de la zona de
saturacion de agua irreducible (Swirr). Para efectos practicos estas zonas seran
tomadas como agua irreducible y su permeabilidad resultara insignificante con lo cual
al aplicar los parametros de corte no serdn tomados en cuenta como yacimiento
comercialmente explotable. Por lo regular estos intervalos con muy baja permeabilidad,
aunque la curva de Sw indique que existe saturacién de hidrocarburos (segun los
célculos), son descartados debido a la ausencia de porosidad secundaria.

SUWI (KM)
(m3/m3)

RT
{ehm.m}

00 01 02 03 04 05 068 07 08 09 10

Figura 111. Correlacién entre Rt y Sw. Los puntos con Rt mayor que 100 Q-m se
ubican en la zona de saturacion de agua irreducible (rectas verticales rojas y negras).
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En los yacimientos fracturados de tipo 2 (segun la clasificacién de Nelson) las fracturas
y micro-fracturas almacenan y aportan a la produccion. Por lo cual, para que exista
acumulacion es indispensable que exista porosidad secundaria. Desafortunadamente
esta porosidad secundaria no se puede discriminar entre vugulos conectados o
separados (segun la clasificacion de J. Lucia) debido a que las herramientas de RMN
no funcionan muy bien por debajo de 10% de porosidad. De todas formas se observa
en la figura 112. Que la porosidad secundaria mas alta presenta valores de Sw por
debajo de 40%. Lo cual confirmaria la hipétesis de que el yacimiento es de tipo 2 por lo
gue vugulos y fracturas o microfracturas no solo estarian aportando sino también
almacenando. Igualmente, la figura 113 muestra un comportamiento similar a la gréfica
anterior, indicando que la mayor densidad de fracturas se agrupa por debajo de 20%
de saturacion de agua.

Sw

&
1
%
¥
|
E
|3

Bk oFoEE
B EEE

Porosidad Secundaria

Figura 112. Correlacion entre Porosidad secundaria y saturacion de agua.

Sw

Densidad de Fractura

Figura 113. Correlacion entre densidad de fracturas y saturacion de agua. El pozo
Gaucho-35 muestra una distribucion irregular.
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Tiab-Donaldson coinciden con la clasificacion hecha por Nelson pero colocan al
yacimiento fracturado tipo 2 como tipo 3. En realidad lo que hay es un cambio de
nombre porque la definicibn es la misma. Para Tiab-Donaldson, los yacimientos
naturalmente fracturados cuya matriz tiene una permeabilidad insignificante pero
contiene si no todas, la mayoria de las reservas de hidrocarburo. Las microfracturas
proveen el volumen para almacenamiento y a su vez aportan el flujo necesario a las
fracturas quienes son las que proveen la permeabilidad al yacimiento. En este tipo de
yacimientos donde la heterogeneidad estructural y los cambios de textura son comunes
y solamente un pequefio numero de pozos tiene nucleos, la practica de usar las
relaciones estaticas de nlcleo para caracterizar las unidades de flujo no es
recomendado.

En las figuras 114, 115 y 116 el ndcleo N° 5.- (2845 — 2852 m.) se compone de
Packstone de bioclastos y litoclastos, presenta fracturas, la gran mayoria se
encuentran rellenas de calcita. Ademas se observan estilolitas por presion-solucion y
tectonicas. En este nucleo si se logro realizar la medicién de microfracturas, debido a
que la apertura de estas fracturas, es muy pequefa, se recomienda observar estas
caracteristicas en lamina delgada.

Figura 114. Con fracturas en la parte Superior Media e  Figura 115. Fragmento que
inferior. presenta fracturamiento
cerrado y abierto.
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GAUCHO-35

Cretdcico Medio (Cenomaniano)

N-5 2733-2742 m

SUPERIOR

Figura 116. Se muestra el Nucleo-5, Del Pozo Gaucho-35 Completo,

Es de importancia mencionar, que aun cuando en el andlisis de fracturas en los
registros de imagenes, (FMI) y soénico (DSI), los indicadores de fracturamiento
evidencian que la presencia de fracturas es reducida, en el analisis megascopicos de
los nudcleos. se encontraron fragmentos que presentan fracturas; en el Nucleo-1
presenta fracturamiento parcialmente abierto en las porciones inferior y media,
mientras que en Nucleo-2 se observaron igualmente fracturas parcialmente abiertas en
la parte inferior, mientras que en los Nucleos 3 y 4 se encontraron fracturas
parcialmente abiertas en las porciones medias de ambos Nucleos, solo en el Nucleo - 5
se logré medir las fracturas presentes en el nucleo, sin embargo, éste se ubica fuera
del yacimiento y corresponde a una edad de Cretacico Medio.
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Abundantes Fracturas, se muestra también su relacién con los Registros Geofisicos.

Indicador de fallas y fracturas

Se muestra el indicador de fallas y fracturas en el campo Gaucho. Asi como la
direccion del Fracturamiento del pozo Gaucho-35 con direccién al Gaucho-301.

10.9. Definicién de las unidades de flujo.

Una unidad de flujo es un intervalo estratigrafico de similares caracteristicas
petrofisicas que mantiene el marco geoldgico y es consistente con el proceso de
depositacion de las rocas.

El término unidades de flujo ha sido usado originalmente para describir la correlacion
de unidades geoldgicas en un yacimiento. Luego se introdujo el concepto de unidades
hidraulicas para agrupar los tapones de nucleo con propiedades petrofisicas similares.

Mas recientemente se han utilizado los gréaficos de Lorenz para identificar unidades de
flujo en el sentido de los intervalos fluyentes determinados con los registros de
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produccion de una forma mas fécil y visual. El término unidades de flujo significa cosas
diferentes para diferentes personas en la industria petrolera.

La forma més comun y sencilla de cuantificar un perfil de produccién a lo largo de una

seccion perforada en un pozo, es tomar un registro de produccion y verificar las
caracteristicas dinamicas para la optimizacion de la produccion. Desafortunadamente,
seria antiecondmico tomar PLT o MDT en todos los pozos, con la finalidad de
determinar las unidades de flujo.

Se hace necesario entonces desarrollar una técnica que nos permita cuantificar las
propiedades petrofisicas de las unidades productoras en los pozos sin ndcleo y sin
registro PLT ni MDT, a fin de determinar las propiedades dinamicas posteriormente.

El uso del grafico de Lorenz tiene la necesidad de ser validado con los datos de PLT y
MDT. El solo hecho de obtener una capacidad de almacenamiento (®*h) y una
transmisibilidad (K*h) por medio de los datos petrofisicos no es garantia de que las
unidades de flujo estén bien definidas.

Las cuatro herramientas graficas usadas para determinar las unidades de flujo son: la
grafica cruzada de porosidad-permeabilidad de Winland, el Perfil Estratigrafico de Flujo
(SFP por sus siglas en inglés), la Grafica Estratigrafica Modificada de Lorenz (SMLP
por su abreviatura en inglés) y la Grafica Modificada de Lorenz (MLP por sus siglas en
inglés).

Este método comienza con la determinacion de los tipos de roca dentro de un marco
geoldgico. El marco geoldgico permite que las unidades de flujo se interpreten dentro
de un modelo estratigrafico de secuencias que a su vez determina las estrategias para
hacer las correlaciones pozo-a-pozo. Las caracteristicas clave de las unidades de flujo
gue se deben identificar son barreras (sello al flujo, R35 muy bajos), zonas rapidas
(conductos) y deflectores (zonas que estrangulan o desaceleran el movimiento del
fluido).

Este método integrado, basado en la petrofisica, para determinar unidades de flujo ha
sido empleado exitosamente en una amplia gama de yacimientos. Se ha utilizado en
sedimentos jévenes no consolidados; carbonatos estructuralmente complejos,
naturalmente fracturados/ Vugulares; arenas con gas de baja permeabilidad y
“compactas”; carbonatos diagenéticamente alterados vy litologias mixtas complejas.

Litofacies.

Tener un marco de las litofacies o electrofacies aunque sea de forma genérica es el
primer paso para comenzar a agrupar las zonas que tengan propiedades petrofisicas
similares. Sin embargo, en yacimientos tan complicados como los del Campo Gaucho,
hay que recurrir también a la curva de densidad de fracturas y adicionalmente al radio
de garganta de poro y el tipo de roca (Rock Type o Rock Fabric) para definir las
unidades de flujo.
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Los tipos de roca son representativos de las unidades de yacimiento que poseen una
correlacion individual de porosidad y permeabilidad y un tUnico modelo de saturacién de
agua por arriba del nivel de agua libre.

Para tener un modelo de litofacies o electrofacies lo mas cercano a la realidad
observada en los Registros de Hidrocarburos y nucleos del Campo Gaucho, se recurrié
al modulo de Litho-ToolKit de Techlog para agrupar en intervalos de propiedades
petrofisicas similares.

Para ello se usaron los registros de resistividad, rayos gamma, torio, uranio, potasio,
porosidad, y los volumenes tanto de caliza, dolomia y arcilla provenientes de Quanti.
No se usaron los volimenes de anhidrita, limolitas y halita para no saturar el algoritmo.
Tampoco se usaron los volumenes de fluidos porque no tienen que ver con la litologia
sino con la porosidad.

El algoritmo de redes neuronales para la determinacion de litofacies trabaja de una
forma bastante diferente a las redes neuronales que intentan reconstruir o derivar un
registro a partir de otros existentes en el campo.

Aun cuando las ecuaciones matematicas en esencia son del mismo tipo en los dos
procesos, en la determinacion de litofacies hay algoritmos de reconocimiento de
patrones y de agrupamiento de propiedades similares en conjuntos de elementos. Esta
caracteristica implica dos diferencias importantes.

La primera diferencia es que necesariamente debe ser multipozos para que la técnica
de agrupamiento funcione. Luego, es necesario proporcionarle la informacion de los
tipos de facies inequivocos que tengamos. Para ello seleccionamos intervalos en
diferentes pozos en donde sea muy sencilla y evidente la determinacion de las facies
seleccionadas.

Asi lo hacemos con cada facie a determinar. Todos aquellos puntos que le
suministramos al algoritmo como datos de entrada deben caer en la posicion correcta
en el gréfico densidad-neutrén; la herramienta provee la posibilidad de confirmar la
informacion a través de todas las combinaciones disponibles de registros en gréaficos X-
Y.

La segunda diferencia es que la red neuronal para litofacies trabaja por agrupamiento
de patrones y no por profundidad, lo cual podemos aprovechar para guiar el
entrenamiento a cualquier profundidad en cualquier pozo.

Dicho de otra forma, podemos seleccionar los patrones de entrenamiento de cualquier
facies sin tener en cuenta la profundidad que ésta misma facies tenia en otro pozo
vecino.

Como se observa en las figuras 117 y 118 los puntos se distribuyen de forma muy
coherente sobre las plantillas de litologia y tipo de arcilla. Los colores indican de forma
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clara y sencilla los tipos de litologia representados por cada grupo de puntos que
hemos seleccionado en cada pozo clave.

Figuras 117 y 118. Distribucién de los puntos en el gréfico densidad-neutrén, para
entrenamiento de la red neuronal (izquierda). A la derecha se observa la misma
distribucion pero sobre la plantilla de tipos de arcilla a partir de los registros Torio y
Potasio.

Antes de iniciar el proceso de célculo definitivo, seria conveniente (aunque no
indispensable), correr la red neuronal con un modelo no supervisado solo con los datos
de entrada y permitir que el programa agrupe todos los conjuntos posibles que tengan
algun grado de correlacion. E

ste paso se hace sin darle ningin dato al programa. La idea es que él por si solo
determine cuanto es el maximo de grupos o facies que se pueden definir a lo largo del
yacimiento. Entonces el numero de facies que nosotros podemos obtener en
procesamiento definitivo debe ser siempre inferior al maximo que el programa
determiné solo con los datos de entrada.

Una vez que le hemos suministrado toda la informacion confiable se ejecuta la red
neuronal supervisada. La misma calcula cada facies predominante en cada intervalo y
otra curva que pertenece a la litologia que se encontr6 como segunda respuesta
posible dentro de la agrupacion.

Los resultados de la clasificacion se muestran junto a los intervalos que le hemos
suministrado como dato de entrada. La figuras 119 y 120 muestran los resultados
obtenidos usando tanto las curvas litolégicas como los volimenes provenientes del
procesamiento Quanti.

Una vez que ya tenemos cierto grado de certidumbre de las litofacies que hay en cada
pozo, es necesario hacer el cotejo visual contra los resultados de la volumetria de
Quanti para verificar inconsistencias.

Como se puede observar en la figura 120 para el pozo Gaucho-35, las litofacies
muestran claramente donde comienza el Cretacico Medio. A un cuando las curvas
Densidad (RHOB), Neutrén (NPHI) y Sénico (DT), no muestran mayor diferencia entre
la formacién Agua Nueva y el Cretacico Medio, la red neuronal fue lo suficientemente
habil para colocar justo alli el cambio gradual de litologia.
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GAUCHO-21 GAUCHO-35

Figura 119. Resultados de la red neuronal entrenada para la obtencion de las facies a
partir de nucleos y el registro continto de hidrocarburos.
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Figura 120. Aun cuando las curvas densidad (rojo), neutrén (azul) y sénico (verde) en
el carril 6 se sobreponen y no muestran aparentemente ningin cambio, la facies si
notan el cambio de litologia que se produce justo a la entrada de Cretacico Medio,

pasando de Mudstone a wackestone Gaucho-1.

La volumetria de Quanti tampoco detecta ninglin cambio entre estas dos formaciones.
La figura 120 para el pozo Gaucho-35 también muestra los cambios de litologia, que
sirvieron de apoyo a la hora de definir donde comienza y donde termina una unidad de
flujo. NOtese en la misma figura 120 como el radio de garganta de poro (R35) cambia
justo al cambiar las litofacies derivadas de la red neuronal. Igualmente, puede
observarse el cambio entre cada litofacies en el espectro de densidad variable de
colores, para el comportamiento de la porosidad secundaria (naranja), (PHISEC), el
efecto fotoeléctrico (gris), (PEF), el tiempo de transito (azul/amarillo), (DT) y la
resistividad (marrén), (RT). Esto es una ayuda visual muy valiosa cuando se tiene duda
donde colocar el marcador de la siguiente unidad de flujo.
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Toda esta informacién previa sera de gran utilidad cuando finalmente se haga uso del
radio de garganta de poro (R35), el indice de calidad de roca (RQI) y los gréficos de
Lorenz para en conjunto definir la cima y la base de cada unidad de flujo.

Unidades hidraulicas.

El concepto basico de una unidad hidraulica a partir de la ecuacién de Kozeny-Carman
representa el espacio poroso de la roca como un tubo capilar. ElI parametro clave en la
técnica de clasificacion es el indice de Calidad del Yacimiento (RQI) el cual es una
aproximacion del radio hidraulico en una roca. La aproximacion general para RQI se
puede escribir de la siguiente forma:

Log(FZl) = Log(®,) + Log(RQI)

D, = @,
|:1_q)e:|
K
RQI =0.0314 | —
Q Jq)e

Donde FZI es el indicador de zona de flujo. Tipos de roca con caracteristicas similares
se agruparan en unidades de flujo bien determinadas. Por lo tanto, sobre un gréfico
Log-Log de RQI vs. ®z se agrupswbre la misma pendiente los puntos
pertenecientes a una misma unidad de flujo. La intercepcion sobre el eje Y cuandodz
esigual a 1, sera el valor de FZI.

Este concepto aplicado sobre los andlisis de laboratorio es muy consistente siempre
gue se tengan suficientes tapones de nudcleo. Para los pozos sin ndcleo, en donde
dependemos solo de los registros geofisicos es necesario haber hecho una excelente
correlacion nacleo-registro tanto para porosidad efectiva como para la permeabilidad.
También es necesario disponer de un modelo de litofacies o electrofacies, para poder
agrupar mas facilmente los datos.

La figura 121 muestra para el Campo Gaucho el gréfico Log-Log de RQI vs. ®z donde
se resalta claramente como se distribuyen las diferentes zonas dentro del pozo
Gaucho-35.

En base a esta discriminacién por macro-zonas, se procedio discretizar aun mas las
unidades de flujo para cada formacion a partir de las preexistentes de los estudios
precedentes del Instituto Mexicano del Petréleo (IMP=. El reto que se propuso fue el de
aumentar como minimo 2 unidades mas a las ya establecidas y verificar las propuestas
por los estudios anteriores para evitar cruces entre unidades de flujo o con las cimas
establecidas por paleontologia. Para ello fue necesario el calculo del radio de garganta
de poro.
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Figura 121. Discriminacion en macro zonas a partir del indice de calidad de roca, RQI,
facies y radio de garganta de poro R35.

Radio de garganta de poro.

La capacidad de una roca de almacenar y dejar pasar los fluidos es dependiente del
volumen poroso, la geometria del poro y su conectividad. Una de las medidas més
comprensivas que estan comunmente disponibles para obtener estas caracteristicas
de la formacion viene del experimento de presion capilar. Una variacion de este
experimento aplicado comunmente en carbonatos es el experimento de la inyeccion de
mercurio, donde es forzado el mercurio en tapones de nucleo en pasos conocidos de
presion con un cambio incremental en el volumen del mercurio medido en cada
aumento de la presion.

El método proporciona cominmente una medida del volumen conectado total de poros
de una muestra junto con una aproximacion del tamafio de las conexiones presentes
dentro de la muestra. Sin embargo, el R35 también puede no ser el mejor indicador
que agrupa los datos capilares de un pozo.

Algunos intervalos basados en el R35, pueden estar traslapados substancialmente y
crear confusion entre los grupos evidentes al usar este criterio solamente. Por ejemplo,
es muy dificil definir una unidad de flujo en muchos pozos en

Cretacico Superior San Felipe (KSSF), debido a que el R35 no tiene ninguna deflexion
(esta totalmente plano) y entonces hay que recurrir a otros registros o a otras técnicas
como los gréaficos de Lorenz.

Los tipos de Roca derivados del radio de garganta de poro son unidades de roca
depositadas en condiciones similares que experimentaron procesos diagenéticos
similares, dando como resultado una relaciéon Unica de porosidad permeabilidad, un
perfil de presion capilar y una saturacién de agua para una altura dada por arriba del
nivel de agua libre en un yacimiento.
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La grafica de Winland es una gréfica cruzada semilogaritmica de permeabilidad (mD)
contra porosidad (%), con lineas de gargantas de isoporos. Las lineas sobre la grafica
corresponden a los radios calculados de la garganta de poro (micrones) a una
saturacion de mercurio de 35% de una prueba de presidn capilar con inyeccion de
mercurio.

Se puede calcular directamente con la ecuacion de Winland o mediante otras
ecuaciones basadas en permeabilidad y porosidad como las de Pittman. En la
ecuacion de Winland mostrada abajo la permeabilidad esta en milidarcis y la porosidad
en porcentaje.

Log R35 = 0.732 + 0.588 * log (K) - 0.864 * log (PHI)

Una vez que se tienen los puntos sobre la grafica de Winland se procede a agruparlos
por la zona en que se encuentran, en tipos de rocas que pueden ser nano, micro,
meso, macro y gigaporosos.

Usando estas subdivisiones podemos establecer un algoritmo como el de la figura 122
y obtener una curva continua tanto de garganta de poro como del tipo de roca. Esto
nos permite visualizar en profundidad los intervalos con caracteristicas similares y
colocar las cimas y bases tentativas de las unidades de flujo, teniendo en cuenta los
intervalos fracturados y los que pudieran ser sellos.

La permeabilidad utilizada en el algoritmo, para poder extrapolar los resultados de la
figura 123 a los pozos que no tienen nacleo es la correlacion K-@ que se obtiene de la
propia gréfica.
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Figura 122. Algoritmo para el célculo de RQIl y el radio de garganta de poro.
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Figura 123. Correlaciéon K-® a partir de la grafica de Winland. Esta correlacion se usa
para extrapolar los pozos que no tienen nucleos.

Gréfico De Lorenz.

Como se mencion6 al comienzo de este capitulo para identificar los diferentes canales
de flujo que permiten el movimiento de los fluidos en el yacimiento y determinar el
minimo nimero de Unidades de Flujo a introducir dentro del modelo de simulacion
dinamico, se deben aplicar una serie de técnicas graficas, de tal manera que se honre
los datos “pie a pie” de cada pozo, incluyendo para tal fin informacion estratigréafica,
petrofisica, y de produccién/yacimiento.

Para el caso en estudio, las Unidades de Flujo (U.F) se determinaron en primer lugar
para los pozos clave (con nucleo) ya que estos poseen la mayor y mas confiable
informacion del yacimiento, posteriormente éstas son extrapoladas a los pozos control.

Grafico Estratigrafico de Lorenz Modificado (Stratigraphic Modified Lorenz Plot
SMLP).

Este gréfico ofrece una guia sobre el nUmero de unidades de flujo en cada pozo
necesarias para honrar el marco geolégico del yacimiento, ademas de permitir realizar
una seleccion preliminar de los intervalos (Tope y Base).

Cada nueva pendiente de la curva es la base para una nueva unidad de flujo. Mientras
la pendiente sea mas inclinada se dice que la transmisibilidad (T) es mayor y por lo
tanto sera tedricamente una zona “rapida” para produccion. Al contrario si la pendiente
de la curva tiende a hacerse horizontal se dice que teéricamente la zona es mas “lenta”
para el aporte de produccion. Finalmente si la pendiente es horizontal, no habra aporte
de dicha zona.
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Para la construccion del Gréfico Estratigrafico de Lorenz (SMLP), se grafica el
porcentaje de capacidad de flujo acumulado (T) contra el porcentaje de capacidad de
almacenamiento acumulado (S), ordenado en secuencia estratigrafica y utilizando los
datos “pie a pie” del pozo, basandose en los puntos de inflexion resultantes para la
seleccion de los intervalos como unidad de flujo. (Figura 124).

iKi *hi iq)i *hi
Tm — i=1 - Sm — i=1 -

Unidad de flujo con baja —
capacidad de flujo y baja |
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Figura 124. Gréfico Estratigréafico de Lorenz Modificado.

La forma de la gréfica indica el comportamiento de flujo del pozo y del yacimiento. Los
segmentos que presentan pendientes pronunciadas tienen un mayor porcentaje de la
capacidad de flujo del yacimiento con respecto a la capacidad de almacenamiento. Los
segmentos con pendientes planas, tienen una mayor capacidad de almacenamiento,
pero poca capacidad de flujo y, por lo tanto, pueden generar barreras en el yacimiento
si se extienden lateralmente.

En forma similar los segmentos que no presentan capacidad de flujo ni de
almacenamiento constituyen los sellos del yacimiento si se extienden en sentido lateral.
Las unidades de flujo individuales (eje vertical derecho) se pueden identificar a partir de
los puntos de inflexion. Estas gréficas permiten definir el nimero minimo de unidades
de flujo que conviene utilizar en la simulacién de yacimientos.

Los algoritmos utilizados para poder realizar el grafico modificado de Lorenz en
Techlog se tuvieron que disefiar en tres partes debido a que implican hacer una
integral a lo largo de la profundidad de cada pozo y el software necesita tener
almacenadas en la base de datos las curvas intermedias del proceso.

116



Determinacion de los parametros petrofisicos basicos

T GHAFICD ESTRATIGHAS

rancn 0D L
cARaND0 PO, W uallMWlm-{an' GRS DO 193 |1 A S s

FIEAADD PN 0TI FIDITADC PON: I3, JOST TANAZONAT

Fibndels para usbdades e Ve 11

Fidadale pars umddads di Flea 7

Fitara determinsr FHL_I SUMy E_N_SUM 3¢ ¢cioca en

| Acrsmdaste 111 0 CRIE 1
| EU = Entegraca(P0 W Cims Movgilase Meg)
SUN- 17 BT

FUR 11 Acumetads {111_31_EUM)
A AL - gt S, Tieg fese legh

KW

ok e P P T T
nm»nﬂw _HEPHI_H_SUAT

Mercentaje de K {1631} ]
e S

B

s para P18_H_EURA y luegs ol de &_H_CLAST

La figura 125 presenta los algoritmos creados para obtener el nimero minimo de
unidades de flujo en cada formacion.
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Figura 125. Muestra los algoritmos necesarios para construir el Grafico Estratigréafico
de Lorenz Modificado.

Perfil de Flujo Estratigrafico (Stratigraphic Flow Profile).

El Perfil de Flujo Estratigrafico (SFP) es usado para verificar e interpretar las unidades
de flujo previamente seleccionadas del SMLP, y debe constar de una curva de
correlacion (Rayos Gama o Volumen de Arcilla), porosidad, permeabilidad, radio de
garganta de poro, relacion K/¢, porcentaje de capacidad de almacenamiento vy
porcentaje de capacidad de flujo.

Es a través de este grafico donde se puede apreciar los intervalos con mejores
propiedades petrofisicas, ademas se podia incluir resultados de registros de
produccion, intervalos disparados, descripcion litologica que permitan integrar y validar
las Unidades de Flujo con la informacion de yacimiento. (Figura 126).

Diagrama de almacenamiento y flujo Estratigrafico
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Figura 126. Perfil de Flujo Estratigréafico contra la profundidad en la que fue
determinada la capacidad de almacenamiento.
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Gréfico de Lorenz Modificado (Modified Lorenz Plot).

El Gréfico de Lorenz Modificado (MLP) permite jerarquizar las unidades de flujo
seleccionadas de acuerdo a sus relaciones K/¢, permitiendo comparar aquellas con
similares propiedades visualmente.

Para su elaboracion se grafica el porcentaje de capacidad de flujo acumulado contra el
porcentaje de capacidad de almacenamiento acumulado para cada unidad de flujo,
luego de ser ordenadas éstas en orden descendente de K/¢.

Es decir, que las de mayor pendiente (zonas rapidas) se grafican primero y luego las
de menor pendiente (zonas lentas). Finalmente por debajo del punto de inflexibn nos
indica cuales unidades fluyen mas rapido y cuanto (%) de hidrocarburo son capaces de
almacenar (Figura 127).

Grafico de Lorenz Modificado

ML P

*Hacm

Figura 127. Grafico Modificado de Lorenz.

Las figura 128 muestran como quedaron finalmente los graficos de Lorenz para cada
una de las formaciones del Campo Gaucho. En las mismas se observa como fueron
agrupadas las unidades de acuerdo a la variacion de las pendientes.

Figura 128. Gréaficos de Lorenz para las formaciones Cretacico Superior San Felipe
(KSSF) y Cretécico Superior Agua Nueva (KSAN), del Campo Gaucho, mostrando el
namero minimo de unidades de flujo en que se deberia subdividir estas formaciones.

Luego de la determinacion de las unidades de flujo en cada pozo, a través del
procedimiento descrito previamente, se debe verificar la conectividad y continuidad
lateral de las mismas, para esto se deben realizar diagramas panel que incluyan los
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topes de las unidades estratigraficas, asi como analisis en los valores de presion
llevados al plano de referencia del yacimiento y los intervalos abiertos de produccion.

Finalmente, se transcribe parte de las conclusiones de la descripcion de las unidades
de flujo en el estudio precedente. Esta descripcion confirma los resultados arriba
expresados y sirve para darle apoyo al estudio realizado y a la ampliacion del nimero
de unidades de flujo para el Campo Gaucho. (Figuras 129, 130, 131y 132).
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CONCLUSIONES.

Se demuestra que es posible obtener una mejor predicciobn de las propiedades
petrofisicas a partir de Redes Neuronales Multipozos aun en situaciones tan complejas
como la densidad de fracturas. Estas redes pueden Generarse mediante pasos, curvas
guias, rangos de escala e informacidbn de nucleos. Con esta informacién se
completaron los registros sonicos que eran indispensables en la interpretacion sismica
y en la evaluacion la porosidad de matriz.

La confiabilidad en la extrapolacion de los resultados a los pozos vecinos es muy alta
(>88%), con lo cual se puede incrementar la certidumbre en la evaluacion petrofisica
para los pozos con informacién incompleta, prescindiendo definitivamente de las
correlaciones X-Y.

Mediante la integracion de registros en agujero descubierto, basados en principios
acusticos (sénicos dipolares), micro eléctricos (imagenes eléctricas) y ultrasdnicos
(imagenes sonicas), fue posible establecer criterios de interpretacion para la
discriminacién de fracturas abiertas y cerradas.

Basado en el comportamiento del medio matriz-fractura, con porosidades efectivas de
matriz asociadas a microfracturamiento y porosidad secundaria asociada a meso y
macro fracturas abiertas, se estima que el area de estudio en el Campo Gaucho
funcionaria como un yacimiento fracturado de Tipo Il, de acuerdo a la clasificacion de
Nelson.

Esta observacion estando basada solo en mediciones estéaticas, por lo que se requiere
incorporar mediciones con probadores dinamicos para completar el espectro de
evaluaciones estéatico-dinamico del yacimiento y arribar a un completo panorama del
comportamiento de produccién del campo.

Las fracturas cerradas observadas en imagenes de pared de pozo, pueden ser tanto
conductivas como resistivas o de alta y baja amplitud ultrasénica. Esta ambigiedad
inherente a las caracteristicas del yacimiento, solo puede resolverse con el
establecimiento de criterios de interpretacién integrando toda la informacién disponible,
ya que evaluaciones convencionales pueden llevar a estimaciones erroneas del grado
de fracturamiento.

De acuerdo a la orientacion espacial del fracturamiento abierto y la determinacion de
las mejores zonas en términos de calidad de fracturas, se ha podido establecer un
modelo predictivo para aplicarse en el disefio de perforacién y terminacion de pozos en
el Campo Gaucho.
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Conclusiones.

La correlacién nucleo perfil permitié obtener una mejor volumetria del Campo Gaucho y
ajustar la saturacion de agua a lo observado durante la produccion de los pozos. Lo
cual era uno de los puntos mas importares y necesarios de este estudio para el
poblamiento de propiedades a lo largo del Campo.

El célculo de la porosidad y permeabilidad de fractura junto con el radio de garganta de
poro fueron claves para la determinacion de las unidades de flujo en cada formacion

del Campo Gaucho.
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